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RESUMEN 
 
Tesis sobre Ingeniería de Producción y Reservorios, específicamente: 
“Estudio de factibilidad técnico económica del Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo (AICD) en el Bloque 16”. Objetivo General: Realizar un 
estudio de factibilidad técnico económica del Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo (AICD) para aumentar la recuperación de petróleo y 
disminuir la producción de agua en pozos horizontales  del Bloque 16. 
Problema: La alta producción de agua  a corto tiempo y la baja 
recuperación final de petróleo en pozos del campo Ginta y Amo del 
Reservorio “M1”. Hipótesis: Implementando el Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo (AICD) en la completación de pozos horizontales del 
Bloque 16 se logrará una mayor recuperación de petróleo, alargando la 
vida productiva del reservorio y disminuyendo el BSW. Marco 
Referencial: El proyecto se desarrolla en el Bloque 16 ubicado en la 
provincia de Orellana en la parte central de la Cuenca Oriente de la 
Región Amazónica del Ecuador. Marco Teórico: Descripción del Bloque 
16, reseña histórica, ubicación geográfica, características geológicas 
campo Ginta y Amo, caracterización de las zonas productoras, estado 
actual de los campos, facilidades de producción, perforación y 
completación de pozos para implementar la herramienta AICD, 
Geonavegación Periscope, flujo de fluidos en pozos horizontales. Marco 
Metodológico: Introducción, descripción, componentes, diseño, principio, 
beneficios y aplicaciones  del Dispositivo Autónomo de Control de Flujo 
(AICD), análisis e interpretación de datos, diseño de la completación final 
de los pozos en estudio, pronóstico de producción. Adicionalmente un 
análisis económico con el fin de determinar la rentabilidad del proyecto. 
Conclusión: La aplicación del Dispositivo Autónomo de Control de Flujo  
(AICD) en la completación de los pozos G -10H y A - 20H en el Bloque 16 
aumentó la recuperación de petróleo y redujo la producción de agua 
disminuyendo los gastos operativos de producción, determinando que 
este proyecto es rentable para Repsol. Recomendación: Aplicación de 
esta herramienta en otros pozos horizontales del Bloque 16. 
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ABSTRACT 
 
Thesis about Production and Reservoirs Engineering, specifically: 
“Technical and economic feasibility study of the Autonomous Inflow 
Control Device (AICD) in Block 16”. General Objetive: Conduct a 
technical and economic feasibility study of the Autonomous Inflow Control 
Device (AICD) to increase oil recovery and reduce water production in 
horizontal wells in Block 16. Problem:  The high production of water in the 
short time and low ultimate recovery of oil wells in the field Ginta and Amo 
of the Reservoir "M1". Hyphothesis: Implementing Autonomous Inflow 
Control Device (AICD) in the completion of horizontal wells in Block 16 will 
provide more oil recovery, extending the productive life of the reservoir 
and reducing the BSW. Reference Framework: The project is developed 
in Block 16 located in the province of Orellana in the central part of the  
Oriente Basin of the Amazon Region of Ecuador. Theoretical 
Framework: Description of Block 16, historical review, geographical 
location, geological features field Ginta and Amo, characterization of the 
production areas, state of the fields, production facilities, drilling and 
completion of wells to implement the tool AICD, geosteering periscope, 
fluid flow in horizontal wells. Methodological Framework: Introduction, 
description, components, design, principle, benefits and applications 
Autonomous Inflow Control Device (AICD), analysis and interpretation of 
data, design of final completion of the wells under study, production 
forecast. Additionally, an economic analysis to determine the profitability of 
the project. Conclusion: The application of Autonomous Inflow Control 
Device (AICD) in the completion of wells G-10H and A-20H in Block 16 
increased oil recovery and reduced water production, reducing production 
operating costs, determining this project is profitable for Repsol. 
Recommendation: Application of this tool in other horizontal wells in 
Block 16. 
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<GEONAVIGATION PERISCOPE> <COMPLETION DESIGN> <FIELD 
PRODUCTION FORECAST>    <ECONOMIC ANALYSIS>   
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AICD Y SWELLPACKERS> 
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INTRODUCCIÓN 
 
Las compañías operadoras, continuamente buscan el empleo de nuevas 
tecnologías para incrementar la producción de petróleo en campos de 
petróleo y/o gas y evitar el avance temprano de agua. 
 
La necesidad de producir petróleo y gas de manera eficiente, más 
económica y de forma amigable con el medio ambiente, ha promovido al 
desarrollo de pozos horizontales, los cuales permiten un mayor contacto 
con el reservorio y menores draw-downs. Sin embargo, este incremento 
de longitud de pozo permite una caída desigual en el draw-down a lo largo 
del pozo, a menudo permitiendo un temprano rompimiento a través de 
agua o gas, y causando una reducción en la recuperación de petróleo y 
un barrido desigual de la zona de drenaje. El problema se hace más 
severo cuando un reservorio heterogéneo está implicado el cual es el 
caso de los reservorios del Bloque 16 y en general del Ecuador.  
 
Para ello se ha implementado una nueva  generación de  Dispositivo de 
Control de Flujo que tiene la habilidad   de restringir  automáticamente el 
flujo basado en las propiedades del fluido que viajan  a través de este y se 
lo conoce como Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD).  
  
El Dispositivo Autónomo de Control de Flujo tiene como propósito igualar 
el diferencial de presión a lo largo de la longitud de todo el pozo, 
independiente de la ubicación y variación de la permeabilidad.  
 
El control de flujo de un reservorio es importante para maximizar la 
producción de hidrocarburos. Los dispositivos de control de flujo 
tradicionales (ICDs) intentan equilibrar el diferencial de presión en la 
completación  con el diferencial de presión en el reservorio, de modo que 
incluso el flujo a través de las zonas de producción se mantiene.
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Esto maximiza la producción de petróleo retrasando el fluido no deseado. 
Por desgracia, cuando los fluidos de viscosidad baja (agua) se abren 
paso, se apoderan del pozo, reduciendo significativamente la producción 
del hidrocarburo deseado. Cuando los hidrocarburos se producen a partir 
de todas las zonas, la AICD se comportará como un ICD tradicional, 
balanceando el flujo. 
 
Sin embargo, cuando los fluidos de baja viscosidad se abren paso, la 
AICD choca con ellos (con el agua),  de manera significativa reduciendo el 
flujo de la zona de producción de los fluidos indeseables. Esta función 
autónoma permite al pozo seguir produciendo los hidrocarburos deseados 
por un tiempo más largo, maximizando la producción total. 
 
A diferencia de  los dispositivos de control de flujo convencionales el AICD 
no contiene partes móviles, no requiere una orientación en el fondo del 
pozo. Tomando como referencia la Ley de Darcy al tener mayor tasa de 
flujo se tiene mayor pérdida de presión, anteriormente para que fluya el 
agua se requería una menor caída de presión comparado cuando fluye el 
petróleo con lo cual no se tenía un control óptimo de agua ya que por su 
baja viscosidad le permitía una alta movilidad,  pero con la AICD es todo 
lo contrario para que fluya el agua se requiere una mayor caída de 
presión lo cual ayuda a controlar el agua de mejor manera y tener una 
mayor recuperación de petróleo, esto se logra gracias a que está 
herramienta tiene tres componentes que funcionan juntos, el primero 
llamado selector de viscosidad determina que líquido está fluyendo a 
través del dispositivo, luego se tiene un componente llamado interruptor 
de flujo el cual direcciona el agua y el petróleo por uno de los dos caminos  
y finalmente se tiene un restrictor de flujo el cual restringe el flujo del fluido 
no deseado, es decir que el fluido deseado (petróleo) sigue una 
trayectoria radial por lo que tiene pocas restricciones mientras que el 
fluido no deseado (agua o gas) su trayectoria toma una ruta tangencial 
restringiendo el flujo y con ello creando una mayor caída de presión.
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CAPÍTULO I 
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
 
¿Mediante el estudio de factibilidad técnico económica del Dispositivo 
Autónomo de Control de Flujo (AICD) se recomendará implementar esta 
tecnología para el control de agua y el aumento de la recuperación de 
petróleo en otros pozos horizontales del BLOQUE 16? 
 
ENUNCIADO DEL TEMA 
 
Estudio de factibilidad técnico económica del Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo (AICD) implementado para el control de agua y el 
aumento de la recuperación de petróleo en pozos horizontales del Bloque 
16. 
 
DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 
 
Hoy en día, las compañías petroleras producen un promedio de tres 
barriles de agua por cada barril de petróleo que extraen de los 
yacimientos agotados. Se gastan más de 40 mil millones de dólares por 
año para hacer frente a los problemas del agua indeseada. En muchos 
casos, las tecnologías innovadoras para el control del agua  significan una 
reducción de los costos y un aumento en la producción de hidrocarburos. 
 
Si se tiene en cuenta que la producción mundial de agua es de 
aproximadamente 210 millones de barriles por día [33,4 millones m3/d] 
(va en aumento) que acompañan a los 75 millones de barriles por día 
[11,9 millones m3/d] de petróleo, se podría decir que muchas compañías 
se han convertido prácticamente en empresas productoras de agua. 
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Los productores buscan formas económicas para mejorar la eficiencia de 
la producción y los servicios de control del agua resultan ser uno de los 
métodos más rápidos y menos costosos para reducir los costos operativos 
y aumentar la producción de hidrocarburos en forma simultánea. El 
aspecto económico de la producción de agua a lo largo del ciclo del agua 
depende de una variedad de factores, como la tasa de flujo total, las tasas 
de producción, las propiedades del fluido, como la densidad del petróleo y 
la salinidad del agua y, por último, el método final de desecho del agua 
producida. Los costos operativos, que comprenden las tareas de 
levantamiento, separación, filtrado, bombeo y reinyección, se suman a los 
costos totales. 
 
En el Ecuador la tendencia es similar, la producción de agua en gran 
parte de los pozos de la región Amazónica han sufrido un aumento 
significativo, por ello queda en evidencia que las compañías que  extraen 
crudo pesado de igual forma aumentan la producción de agua, en este 
contexto se produce en la actualidad un barril de petróleo por nueve 
barriles  de agua de producción, como resultado se obtiene factores de 
recobro bajos y reservar remanentes aisladas. 
 
Teniendo en cuenta estas consideraciones el presente Trabajo de Grado 
se enfoca  en realizar un estudio de factibilidad técnico económica del 
Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD)  implementado en pozos 
horizontales del Bloque 16 para el control de agua y el aumento de la 
recuperación de petróleo. 
 
 
OBJETIVOS 
 
Objetivo General 
 
 Realizar un estudio de factibilidad técnico económica del 
Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) para aumentar la 
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recuperación de petróleo y disminuir la producción de agua en 
pozos horizontales del Bloque 16. 
 
Objetivos Específicos 
 
 Detallar las generalidades del Bloque 16. 
 Describir el Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD). 
 Recopilar datos de los pozos del Bloque 16 que tienen 
implementado esta herramienta. 
 Describir la importancia de la Geonavegación Periscope en la 
colocación precisa de los pozos con respecto al borde del 
yacimiento. 
 Realizar un seguimiento de los pozos completados con el 
Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD). 
 Evaluar los resultados que se obtendrán a partir de la herramienta 
AICD. 
 Analizar económicamente los pozos donde se ha realizado la 
completación con la herramienta AICD. 
 Presentar el informe final a los directivos de REPSOL  para la toma 
de decisiones y a la FIGEMPA (Facultad de Ingeniería en Geología 
Minas Petróleos y Ambiental) de la Universidad Central del 
Ecuador. 
 
JUSTIFICACIÓN 
 
Este Trabajo de Grado es un aporte técnico y práctico para REPSOL, ya 
que el BLOQUE 16 es un conjunto de campos con alto corte de agua el 
cual es un problema constante debido al alto costo de tratamiento del 
agua producida y otros factores. 
 
La producción de agua está inevitablemente asociada a la producción 
de petróleo, y lo que se desea es retardar su inicio y reducir su 
volumen tanto tiempo como sea posible. 
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Actualmente se tiene la dificultad para realizar un control de agua óptimo, 
debido a que hay pozos que están produciendo bajo el límite económico 
es por ello que estos problemas pueden ser reducidos al implementar la 
herramienta AICD la cual tiene como finalidad controlar la producción de 
agua y a su vez aumentar la recuperación final de petróleo. 
 
La herramienta AICD que se implementa en los pozos del Bloque 16 
permitirá alargar la vida productiva del pozo/reservorio y con ello disminuir 
costos por control de agua y tener un conocimiento de la relación costo 
beneficio que se tiene al implementar esta herramienta  como también 
aportará en el comprensión de la comunidad petrolera ecuatoriana en la 
producción de crudos pesados en pozos horizontales. 
 
FACTIBILIDAD Y ACCESIBILIDAD 
 
El Trabajo de Grado es factible de realizar porque se cuenta con el talento 
humano, el investigador, el apoyo de un tutor de la Universidad Central 
del Ecuador y la guía de varios ingenieros por parte de la empresa 
REPSOL, adicionalmente se cuenta con los suficientes recursos 
económicos para cumplir el Trabajo de Grado. 
 
Se dispone de recursos bibliográficos, web gráficos, recursos económicos 
y los tiempos suficientes para el desarrollo del proyecto que comprende el 
periodo de septiembre 2012  - abril 2013. 
 
El Trabajo de Grado es accesible debido a que se cuenta con el apoyo de 
REPSOL que es la compañía que está a cargo de la operación y 
administración del Bloque 16 y que se comprometió a proporcionar la 
información pertinente y las facilidades para el trabajo de campo. 
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CAPÍTULO II 
MARCO TEÓRICO 
MARCO INSTITUCIONAL 
 
Misión 
 
Maximizar el valor de la empresa manteniendo los 
estándares de calidad operativa y socioambientales, 
optimizando la relación con los stakeholders y 
contribuyendo al desarrollo del país. 
 
 
Visión 
 
Ser una empresa lider y referente internacional en 
exploración y producción  de hidrocarburos pesados en 
áreas protegidas, reconocida por su excelente gestión 
socioambiental y de seguridad, comprometida con el 
conocimiento sostenido. 
(Fuente: REPSOL) 
 
MARCO LEGAL 
 
La transnacional argentina YPF Sociedad Anónima (Yacimientos 
Petrolíferos Federal) llega al Ecuador en 1995 tras adquirir la compañía 
MAXUS, para el desarrollo de diferentes actividades hidrocarburíferas en 
el país. La compañía española REPSOL adquiere YPF en el año de 1998 
con el propósito de expandirse internacionalmente, llegando a ser la 
empresa energética más grande de América Latina, manteniendo el 
liderazgo en las actividades tradicionales de la compañía e incrementando 
sus actividades de exploración y producción. 
 
Repsol, con el 55% de participación, es el Operador del Consorcio Bloque 
16 y Área Tivacuno; conformado también por OPIC (31%) y Sinochem 
(14%)
 8 
 
MARCO ÉTICO 
 
El trabajo de investigación no afectará a  intereses de la compañía ni de 
los autores de estudios similares a los cuales se hace referencia en la 
bibliografía, ni al medio ambiente. 
 
MARCO REFERENCIAL 
DESCRIPCIÓN  DEL BLOQUE 16 
 
Reseña Histórica 
 
El Bloque 16 fue licitado en 1985, en la segunda ronda de licitaciones, y 
entregado a la empresa Conoco de EE.UU. Conoco tras explorarlo 
decidió salir del bloque por dos razones: por considerarlo poco rentable 
dada la pesadez del crudo (menos de 16º API) y por las denuncias de las 
que fue objeto a nivel nacional e internacional.  
 
En 1991 el bloque pasó a ser operado por Maxus (EE.UU.), empresa que 
era parte del consorcio. Maxus logró que EP Petroecuador le entregue los 
campos Bogui-Capirón para que mezcle su crudo pesado con crudo 
liviano. 
 
A finales de 1995, la empresa Yacimientos Petrolíferos Fiscales (YPF) de 
Argentina adquirió a Maxus, y con ello se convierte en la operadora del 
Bloque. En 1999 fue la empresa REPSOL, de España, la que compró a 
YPF y quien opera el bloque hasta el día de hoy.  
 
En 2011 se firma el Contrato de Prestación de Servicios  para el Bloque 
16, Bogi Capiron y Tivacuno,  el cual culminará el 31 de diciembre de 
2018. 
 
El Bloque 16 y área Tivacuno produce a diciembre de 2012, 44.000 
barriles diarios de petróleo. Repsol es parte del OCP (Oleoducto de 
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Crudos Pesados). El crudo es pesado, de 16° API, con cortes de agua de 
hasta 95%, es decir, extraen 20 barriles de agua por cada barril de crudo, 
esto da una media de 950000 barriles diarios de aguas de formación, la 
cual es 100% reinyectada dentro del Bloque 16. 
 
Se han perforado hasta diciembre de 2012,  218 pozos,  de los cuales 145 
están produciendo, 53 pozos se encuentran cerrados y 20 pozos son 
inyectores.    Este crudo tiene una gran cantidad de azufre y es altamente 
corrosivo, por lo que se espera que la vida útil de las instalaciones 
petroleras sea muy corta y que los problemas ambientales por derrames y 
otros accidentes sean muy frecuentes en corto plazo. 
 
En el interior del bloque 16 se encuentran las facilidades de producción 
norte (NPF) y las facilidades de producción sur (SPF) las cuales son 
sofisticadas instalaciones requeridas para el procesamiento del petróleo 
proveniente del bloque y de los campos Bogi-Capirón y del área Tivacuno. 
 
Actualmente todos los pozos de los diferentes Well Pads utilizan sistemas 
de bombeo electrosumergible (ESP)  y  bombeo electrosumergible con 
cavidad progresiva (ESPCP) para la recuperación de reservas de petróleo 
presente en los reservorios. 
 
Ubicación Geográfica del Bloque 16 
 
 
La Cuenca Oriente tiene una extensión de 100.000 Km2, y forma parte 
del conjunto de Cuencas Sub-andinas de tras-arco. Los bordes de la 
Cuenca están determinados: al Oeste, por la Cordillera de los Andes; al 
Este, el Cratón Guayano-Brasilero; al Norte la sub-Cuenca Putumayo en 
Colombia y al Sur, la sub-Cuenca Marañón en el Perú. 
 
El Bloque 16, operado por Repsol - Ecuador, está ubicado en la parte 
central de la Cuenca Oriente Ecuatoriana dentro del Parque Nacional 
“Yasuní” y la reserva étnica “Huaorani”, geográficamente está localizado 
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en la parte Nor-Oriental del territorio ecuatoriano en la provincia de 
Orellana, aproximadamente 225 Km. al  sudeste de Quito, y al este del 
tren Cononaco-Auca-Sacha principal. 
 
Los principales yacimientos que producen en los campos del Bloque 16 
son la arenisca Basal Tena, areniscas “M-1”, “U”, “T” de la formación Napo 
y  la arenisca Hollín probada en el campo Bogi-Capirón. La arenisca “T” 
es productiva en el campo Tivacuno. 
 
Los cinco descubrimientos hechos en la concesión hasta la fecha reposan 
en una serie de bajos anticlinales fallados que tienden en dirección 
noroeste- sureste. Ocho campos están en producción: Bogi-Capirón, 
Tivacuno, Dabo, Amo, Daimi, Ginta, Iro, Wati y sus mecanismos de 
entrampamiento consiste en trampas estructurales y estratigráficas de 
bajo relieve cuyo mecanismo principal de producción es el empuje activo 
de agua. 
 
Los campos más importantes del Bloque 16, entre los que constan el 
Campo Amo y Campo Ginta, se encuentran ubicados en la Cuenca 
Amazónica, en la parte centro - oriental del Bloque 16.  
 
 
Mapa de Ubicación 
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Gráfico 1. Mapa de ubicación Bloque 16, Campo Amo y Campo Ginta 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Ubicación Geográfica, Campo Amo y Ginta 
 
 El campo AMO se encuentra ubicado en la Cuenca Oriente, en la 
parte centro – oriental; aproximadamente a 230 Km. al sur - este de 
la ciudad de Quito; para acceder a la zona de estudio, es necesario 
tomar una gabarra desde el puerto en Ciudad del Coca, y navegar 
por el río Napo aguas abajo hasta la localidad de Pompeya (1h, 30 
min aprox). Luego se recorre por una vía de segundo orden 
alrededor de 44 km para llegar al NPF (Facilidades de Producción 
Sur), y al avanzar 52 km aproximadamente  nos encontramos con 
el campo AMO. 
 
 Posteriormente  12 km más adelante se llega al SPF (Facilidades 
de Producción Sur), y luego de 13 km  al campo GINTA. El trayecto 
desde Pompeya al campo GINTA tiene un tiempo estimado de 5 
horas a una velocidad no mayor a 40 km/h. 
 
Gráfico 2. Ruta al  Bloque 16, Campo Amo y Campo Ginta 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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En el área de estudio la temperatura oscila entre los 24 y 30° C. 
Posee un clima de bosque tropical lluvioso, con una diversidad de flora y 
fauna la más rica y compleja del mundo. 
 
En las cercanías se encuentran muchas etnias de las que sobresalen los 
Huaorani y los Taromenane-(no contactados). Los cuales cultivan sus 
propias tierras así también se dedican a la pesca y la caza para su 
sustento. 
 
Descripción geológica del Bloque 16 
 
Estructural 
 
En forma general los yacimientos de la arenisca Hollín están constituidos 
en la base por areniscas de origen fluvial, y en la parte superior por 
depósitos estuario y marino transicional. Los reservorios de la formación 
Napo son areniscas que presentan geometrías complejas y bases 
generalmente homogéneas y arealmente continuas. 
 
Las estructuras en las que se encuentra almacenado el petróleo, son 
generalmente trampas estructurales, aunque se presentan también 
comportamientos estratigráficos, en las que se puede hallar una gran 
cantidad de ambientes deposicionales tales como los fluviales, sub-
ambientales deltaicos, estuarios, de llanura de inundación y marinos 
someros. 
 
Estratigrafía 
 
La parte basal de la columna (el tercio inferior) está conformado por las 
formaciones pre-Cretácicas: Chapiza, Santiago, Macuma y Pumbuiza. 
Este intervalo estratigráfico ha sido poco estudiado y es actualmente 
considerado como el basamento comercial de la cuenca. La parte media 
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de la columna estratigráfica corresponde a la zona de mayor importancia 
desde el punto de vista petrolero. 
 
En este intervalo se encuentran las areniscas de la formación “Hollin” y 
las areniscas “M1”, “M2”, “U” y “T” de la formación Napo, las que 
constituyen los principales reservorios de la Cuenca Oriente. 
 
 
 Arenisca Basal Tena 
 
Constituye un depósito clástico de carácter fluvial con espesores delgados 
de una considerable extensión areal, encontrado en la base de la 
formación Tena sobre la inconformidad que constituye el tope de la 
formación Napo en los bajos estructurales relativos localizados al 
momento de su depositación. 
 
Es un depósito de grano fino decreciente en el tope con una arenisca de 
grano fino, limolita y gránulos sobre su base erosiva. Se tiene un registro 
de buzamiento que presenta direcciones de paleocorriente poco 
consistentes.  
 
 Arenisca M-1 
 
Se ubica en la parte superior de la formación Napo, corresponde a 
depósitos fluviales en un amplio valle aluvial relacionado a bajos relativos 
del nivel del mar. Es una arenisca de predominante grano grueso y medio 
en capas de uno y dos pies de espesor en estratificación cruzada con 
base masiva, homogénea y arealmente continua con direcciones 
preferenciales de aporte del norte y del este y con niveles superiores con 
geometrías complejas de distribución. 
 
Esta arenisca está conformada por dos unidades de producción: la M-1 
superior que produce por empuje de un acuífero lateral y expansión de 
fluidos, y la M1-inferior que produce por empuje de un acuífero de fondo. 
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 Arenisca U 
 
Se localiza entre las calizas A y B del ciclo Napo medio inferior. 
Constituye un depósito clástico transgresivo. Las areniscas de niveles 
superiores tienen geometrías heterogénea, y que en su base la arenisca 
se presenta masiva, homogénea y arealmente continua con direcciones 
preferenciales de aporte de sureste a noreste y de este a oeste. 
 
Al nivel de la Cuenca, en la parte central la arenisca tiene espesores 
superiores a 250 pies, y en los flancos orientales los espesores varían 
entre 25 y 50 pies.  
 
 Arenisca T 
 
Se encuentra entre las calizas B y C de la formación Napo, se la divide en 
T superior y T inferior. Generalmente la base de estas areniscas se 
presentan masivas, homogéneas y arealmente continuas y con 
geometrías complejas en los niveles superiores. 
 
En unidades basales al hidrocarburo se lo encuentra en trampas 
estructurales mientras que en las unidades superiores se lo encuentra en 
trampas estratigráficas. 
 
 Arenisca Hollín 
 
Es un yacimiento que muestra una variedad de ambientes deposicionales, 
variando de fluviales a marinos someros o plataformas someras 
relacionadas con cambios de nivel del mar. 
 
Se encuentra dividida en Hollín superior y Hollín inferior o principal. La 
parte superior es de origen marino presentando una geometría muy 
compleja y la formación inferior es de origen fluvial homogénea extendida 
y continua horizontal y verticalmente. 
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Gráfico 3. Columna Estratigráfica de la Cuenca Oriente 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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Gráfico 4. Columna estratigráfica y propiedades de los reservorios. 
Bloque 16 y Tivacuno 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
(Arenisca) 
(Caliza) 
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Yacimientos 
 
Las areniscas “M-1” y “U” del periodo Cretácico y la arenisca Basal Tena, 
son los principales yacimientos productores del bloque. También se 
encuentran pequeñas acumulaciones de petróleo en la formación Hollín y 
en la arenisca “T” de la formación Napo, por lo que no se las considera de 
gran aporte en la producción de petróleo, en los actuales momentos. 
 
Las areniscas continuas Hollín, T inferior, U inferior y M-1 inferior reciben 
un empuje hidráulico constante proporcionado por un acuífero de fondo. 
Las areniscas poco continuas como la T superior, U superior, M-1 superior 
y Basal Tena reciben energía para la producción de la expansión de 
fluidos dentro del reservorio y por empuje hidráulico de un acuífero lateral 
finito. 
 
Los reservorios M-1 inferior y U inferior producen cortes de agua de 
alrededor del 92% debido a la desfavorable relación de movilidades que 
existe entre el crudo de estos reservorios y el agua de formación. Esto se 
debe a la gran diferencia entre los valores de viscosidad que van desde 
0.3 a 2 cp para el agua de formación y 150 cp para el crudo, lo que 
también produce varios efectos de conificación. 
 
También podemos acotar algunos rangos promedios de los fluidos 
producidos de estas arenas, como que: la gravedad API de los crudos 
producidos varía de 12 a 15 °API al Sur y de 16 a 22 °API al Norte, que se 
tiene un GOR de entre 50 y 80 scf/stb, una presión de burbuja 
aproximada de entre 400 y 700 psia, radios de movilidad de 1 a 100 (agua 
vs. Petróleo), permeabilidad de 1 a 10 darcies y porosidad entre 16 y 28 
%. 
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Topes y bases de los Yacimientos 
 
Las principales herramientas utilizadas que determinan las divisiones de 
los yacimientos en subsuelo son los registros eléctricos, la sísmica y la 
caracterización de los núcleos. 
 
En el cuadro se presentan promedios de los topes y bases de las arenas 
Basal Tena, M1, U superior y U inferior para el campo en base a los datos 
de profundidad de los pozos productores. 
 
Cuadro 1. Topes y bases de los yacimientos 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
Características geológicas del reservorio Arenisca M-1, Campo AMO 
 
Existe una gran cobertura de núcleos de reservorio en la arenisca Napo 
M-1, en el campo Amo y las correlaciones en los campos Amo A, Amo B, 
y Daimi, muestran una alta confiabilidad. La arenisca Napo M-1 en el área 
de Amo ha sido dividida en seis intervalos de unidades que combinadas 
producen cinco capas principales de yacimiento. 
 
Las profundidades estructurales a las que se encuentra esta unidad 
estratigráfica varían entre 3500 pies en el flanco oriental y 12000 pies en 
el eje de la cuenca. 
Topes Bases h
TVD (ft) TVD (ft) (ft)
Basal Tena 7581 7595 14
M1A 7595 7640 45
M1C 7641 7694 53
M1 inf 7678 7778 100
U sup 8355 8433 78
U inf 8463 8555 92
RESERVORIO
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El grado API de los hidrocarburos encontrados en la M-1 varían entre los 
10 grados al sur  y 22 grados en el centro-norte de la cuenca, llegando a 
33,5 grados en la formación “Vivian” (equivalente) de la cuenca Marañón. 
En las áreas operadas por Repsol (Bloque 16, Bogi-Capirón y Tivacuno) 
el grado API varía entre 20 grados en los campos Capirón y Tivacuno y 
16, 5 grados en los campos del sur, registrándose el menor valor en el 
campo Iro (menos de 15 grados). 
 
 
TIPOS DE CONSOLIDACIÓN DE ARENISCA 
 
En lo que respecta al tipo de arenisca presente en la formación Napo 
Arenisca M1, debemos decir que están presente los dos tipos de 
arenisca, tanto arenisca consolidada, como no consolidada, a una 
profundidad de 7800 – 8000 pies. 
 
Arenisca Consolida.- Arenas consolidadas son aquellas donde ha 
habido una buena cementación entre los granos, dándole a la arena una 
buena consistencia. Cuando encontramos una buena arenisca 
consolidada se tiene la ventaja que tanto la porosidad como la 
permeabilidad cercana al pozo no se ve afectada por flujo de arena. 
 
La M-1 superior es una arenisca consolidada y corresponde a los 
intervalos A, B, C de orientación marino somero. 
 
La M-1 inferior también es una arena consolidada que presenta una 
homogeneidad continua, estructural. 
 
Arenisca no consolidada.- Arenisca no consolidada son aquellas donde 
no hubo una buena cementación a través de los granos, por lo tanto la 
consistencia es baja y en algunos casos nula y este problema se agudiza 
cuando se tiene un proceso con bomba electro-sumergible (BES) y no se 
lleva un control adecuado de la frecuencia del motor. 
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La desventaja de tener arenisca no consolidada es que la porosidad y la 
permeabilidad de la formación al pozo decrece a medida que la arena 
fluye con los fluidos del yacimiento por efectos de caídas de presión de 
ciertos límites. 
 
En la Arena M-1 se encuentra un intervalo no consolidado localizado 
debajo de una intercalación arcillosa. Esta arenisca no consolidada 
presenta una diagénesis (es la transformación del sedimento después de 
ser depositada, o también su paso al estado de roca coherente). 
 
Características geológicas del reservorio Arenisca M-1, Campo 
GINTA 
 
Unidad “A”.- El campo Ginta está constituido por un anticlinal 
ligeramente elongado de dirección preferencial noroeste-sureste con 
varias culminaciones estructurales en los ejes. Se presenta fallado hasta 
niveles cercanos a la caliza “M-1” y sin indicios de fallamiento al tope de la 
arenisca “M-1”. 
 
El cierre estrucutral varía entre 130 pies al tope de la arenisca “U” y 110 
pies al tope de la arenisca “M-1”. 
 
Los seis pozos perforados por Maxus Ecuador en la primera fase de 
desarrollo, se presentaron estructuralmente más altos que el pozo 
exploratorio Ginta-1, tanto al tope de la arenisca “M-1” (unidad “C”) como 
al tope de la arenisca “U” (unidad “A”). 
 
Los contactos agua-petróleo de la arenisca “M-1”; detectados en los 
pozos Ginta B-3 (-6850 pies) y Ginta B-6 (-6858 pies), han sido ajustados 
al contacto regional del campo de -6853 pies establecido por el pozo 
vertical Ginta-1 en +3 y +5 respectivamente. 
 
En el campo Ginta los principales reservorios productores son las 
areniscas “M-1” y “U” de la formación Cretácica Napo. 
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Unidad “B”.-  Presenta espesores totales que varían en el rango de 64 y 
69 pies (Ginta B-5 y Ginta-1). El ambiente deposicional es difícil de 
identificar por su amplia variabilidad vertical como horizontal. 
 
Esta unidad o intervalo se presenta totalmente saturado de hidrocarburos 
y es muy probable que exista comunicación de fluidos con el reservorio 
infrayacente (unidad “C”), puesto que el nivel arcillo-lutítico de separación, 
tiende a reducirse y/o desaparecer en algunos sectores del campo, como 
es el caso de los pozos Ginta B-1, Ginta B-3 y Ginta B-7. 
 
El mecanismo de entrampamiento, estaría dado por la combinación de 
factores estructurales y estratigráficos. Definidos por un límite estructural 
al oeste y norte del campo (contacto agua-petróleo de – 6753 pies) y un 
límite estratigráfico (línea cero de arenisca) al este y sur, cuya extensión 
se definirá con la perforación de desarrollo en el flanco oriental de la 
estructura. 
 
 
CARACTERIZACIÓN DE LAS ZONAS PRODUCTORAS 
 
La producción de petróleo en el Bloque 16 proviene de los reservorios 
Basal Tena, areniscas “M-1”, “U”,”T” de la formación Napo y la arenisca 
Hollín probada en el campo Bogi-Capirón. 
 
Los reservorios productores se distribuyen total o parcialmente por todo el 
campo, con variaciones de sus parámetros petrofísicos y cambios en las 
propiedades de los fluidos. 
 
Parámetros petrofísicos de los reservorios 
 
La petrofísica se refiere a la determinación cuantitativa de las propiedades 
de la roca y los fluidos presentes en la misma. Adicionalmente, la 
petrofísica determina la relación existente entre los fluidos y su 
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movimiento a través del medio poroso, en este caso, en la roca 
reservorio. 
 
En forma general en el Bloque 16 los yacimientos tienen una 
permeabilidad de entre 1 y 10 darcies, una porosidad entre 16 y 28% y 
una viscosidad entre 20 y 150 cp a condiciones de reservorio. El petróleo 
se produce con un porcentaje de agua y sedimentos (BSW) promedio de 
90%. Para su transporte mediante el procesamiento del fluido producido, 
el porcentaje de agua se reduce a valores inferiores al 1%, el grado API 
varía entre 14 y 17 grados, y se le considera un crudo pesado. 
 
Los parámetros petrofísicos de los reservorios del Bloque 16 los 
visualizamos en el Cuadro 2. 
Cuadro 2. Parámetros petrofísicos promedios de los reservorios 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
Basal 
Tena 
Napo 
"M1A"
Napo 
"M1C"
Napo "M1
Superior" 
Napo "U
Superior"
Napo "U
Inferior"
Napo "T
Superior"
Napo "T
Inferior"
Hollín
DATUM (pies) - 7610 7680 - - - 8380 - -
Porosidad (%) 18,7 24,65 22,71 20,67 21,2 20,02 15,89 - -
Permeabilidad (mD) - 1710 4330 - - - 4150
Swi(%) 32,94 38,05 34,7 45,69 34,89 21,34 28,59 - -
Salinidad(ppm NaCl) 23000 23000 15000 15000 51000 14000 - - -
Basal 
Tena 
Napo 
"M1A"
Napo 
"M1C"
Napo "M1
Superior" 
Napo "U
Superior"
Napo "U
Inferior"
Napo "T
Superior"
Napo "T
Inferior"
Hollín
DATUM (pies) 7602 7660 7700 7747 8390 8456 8490 8680 8978
Porosidad (%) 19,14 20,17 23,54 25,14 20,06 20,06 20,67 20,67 -
Permeabilidad (mD) 7000 4450 1350 1350 2400 640 2650 2470 2400
Swi(%) 32,94 38,96 30,57 40,46 30,54 30,54 30,14 30,14 -
Salinidad(ppm NaCl) 38770 38823 38823 65746 99000 45060 3608 3608 1812
CAMPO AMO
PARÁMETRO
RESERVORIO
CAMPO GINTA
RESERVORIO
PARÁMETRO
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Parámetros PVT de los fluidos 
 
Con el propósito de analizar los yacimientos y contar con las propiedades 
de los fluidos se realizan los estudios denominados PVT a los fluidos del 
yacimiento, y partiendo de los resultados de estos estudios, se 
determinan los diversos parámetros y metodologías que se desarrollarán 
para poner a producir el yacimiento. El muestreo de fluidos se realiza al 
principio de la vida productiva del yacimiento. 
 
Los análisis PVT son absolutamente necesarios para llevar a cabo el 
diseño de instalaciones de producción, análisis nodales y diversas 
actividades de la ingeniería de yacimientos; permiten obtener cálculos 
como el POES del yacimiento, predecir su vida productiva; definir los 
esquemas óptimos de producción, evaluar métodos de recuperación 
mejorada y demás propiedades que predicen el comportamiento de los 
pozos a medida que son explotados.  
 
 
Los parámetros PVT promedio de los reservorios del Bloque-16 los 
visualizamos en el Cuadro  3. 
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Cuadro 3. Parámetros PVT promedio de los fluidos 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
AMO-1 7560-7570 BASAL TENA 194 20,2 15,50 455 108 1,081 5,15
AMO-2 7596-7608 BASAL TENA 196 17,2 47,10 455 54 1,069 8,34
DAIMI-1 7612-7622 BASAL TENA 195 16,7 57,00 511 71 1,106 5,43
BOGI A-1 8442-8462  M1-C PRINC. 203 18,7 32,40 595 67 1,075 6,03
CAPIRON A-3 9380-91 &93  M1-C PRINC. 192 18,9 32,32 551 95 1,09 3,4
CAPIRON A-8 8867-8887  M1-A PRINC. 190 19,8 42,80 508 66 1,066 5,5
TIVACUNO-4 7926-36 , 7955-82  M1 PRINC. 205 19,1 25,10 507 100 1,127 5,67
AMO-1 7620-7640  M1 PRINC. 194 16,8 17,20 459 110 1,093 6,21
AMO-2 7644-7674  M1 PRINC. 196 16,9 48,90 505 58 1,066 7,69
DAIMI-1 7650-7690  M1 PRINC. 195 14,7 46,20 346 58 1,11 6,37
GINTA-1 7632-7652 M-1 LOW.LOBE 190 16,6 60,30 347 44 1,066 7,86
GINTA-1 7606-7620 M-1 UPP.LOBE 190 18,9 38,80 360 43 1,056 7,55
IRO-1 7966-7986 M-1 LOW.LOBE 196 13,5 121,80 420 45 1,059 7,17
AMO-2 7691-7709 M-1 INF. 197 15 109,90 517 58 1,066 7,54
DAIMI-2 7680-7712 M-1 INF. 191 17,6 57,60 338 45 1,062 7,62
GINTA-1 7670-7688 M-1 INF. 189 15,7 90,10 300 30 1,047 6,66
AMO-2 8380-8400  U SUP. 210 14,5 72,40 583 55 1,064 7,4
DAIMI-2 8396-8412  U SUP. 202 14,5 74,10 500 44 1,048 6,83
GINTA-1 8370-8390  U SUP. 199 15,9 70,00 294 35 1,053 7,11
IRO-1 8710-8732  U SUP. 207 16,5 32,70 628 71 1,077 8,05
AMO-2 8449-8464  U MEDIA 209 14,7 78,20 573 53 1,061 7,27
DAIMI-1 8480-8530  U MEDIA 209 15,8 44,00 88 19 1,072 6,07
AMO-2 8478-8498  U INF. 209 14 90,30 557 58 1,066 7,03
DAIMI-1 8480-8530  U INF. 209 15,8 44,00 88 19 1,072 6,07
DAIMI-2 8478-8506  U INF. 205 18,4 23,40 695 72 1,072 7,77
IRO-01 8796-8836  U INF. 206 16,4 46,50 410 56 1,066 7,79
WATI-01 11654-11672  U INF. 206 15,5 30,50 524 76 1,083 2,62
TIVACUNO A-1 9340-62 , 9386-420 NAPO T 232 18,9 13,90 550 103 1,156 6,27
BOGI A-1 9757-9770 HOLLÍN SUP. 231 23,9 6,95 243 61 1,065 6,46
BOGI A-1 9778-9794 HOLLÍN PRINC. 227 20,9 28,94 159 40 1,056 5,94
AMO-1 8960-8975 HOLLÍN PRINC. 216 19 31,60 82 23 1,048 4,67
RESERVORIO NAPO "T"
RESERVORIO HOLLÍN PRINCIPAL Y SUPERIOR
RESERVORIO BASAL TENA
RESERVORIO "M-1" PRINCIPAL
RESERVORIO  "M-1" INFERIOR
RESERVORIO "U" SUPERIOR
RESERVORIO NAPO "U" MEDIO E INFERIOR
Pb 
(PSIA)
GOR 
(PCN/BN)
Boi 
(BY/BN)
Coi * 10-6 
(1/PSIA)
POZO ARENA API
T      
(°F)
μ      
(cP)
PERFORACIÓN 
(ft) MD
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Presiones de las zonas productoras 
 
Las presiones de las zonas productoras del Bloque-16 las visualizamos 
en el Cuadro  4. 
 
Cuadro 4. Presiones de las zonas productoras 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
A continuación se presenta el historial de presiones del Bloque 16, donde 
podemos visualizar que se mantiene la presión con respecto al tiempo ya 
que la mayoría de reservorios tienen un empuje de agua combinado de 
fondo y lateral. 
Basal 
Tena 
Napo "M1
Principal"
Napo "M1
Inferior" 
Napo "U
Superior"
Napo "U
Principal"
Napo "U
Inferior"
Napo "T" Hollín
Datum (ft) - 7642 7679 8380 - - - -
Presión inicial (PSI) - 3185 3206 3565 - - - -
Presión de burbuja (PSI) - 347 300 294 - - - -
Basal 
Tena 
Napo "M1
Principal"
Napo "M1
Inferior" 
Napo "U
Superior"
Napo "U
Principal"
Napo "U
Inferior"
Napo "T" Hollín
Datum (ft) 7549 7626 7671 8328 8400 8462 8672 8954
Presión inicial (PSI) 3245 3276 3252 3625 3604 3618 3701 4047
Presión de burbuja (PSI) 455 505 517 583 573 577 - 82
PARÁMETRO
RESERVORIO
CAMPO GINTA
RESERVORIO
PARÁMETRO
CAMPO AMO
 27 
 
 
 
 
Gráfico 5. Histórico de producción Bloque 16 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
Mecanismos de Producción del Campo Ginta y Amo 
 
El mecanismo de empuje en el yacimiento “M-1” en el Campo Ginta es 
una combinación de empuje lateral de agua y empuje de fondo que 
depende de la ubicación de los pozos en la estructura. 
 
De acuerdo al modelo geológico los ambientes de depositación A, C, F 
corresponden a un acuífero activo de fondo en el 80% del área de la 
estructura y en restante 20% del mecanismo de empuje es acuífero 
lateral. 
Los pozos Ginta B-1, B-6, B-2 y B-5 tienen empuje de acuífero lateral, 
mientras que en las zonas de los pozos Ginta-1, B-3 y B-7 se observa 
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conexión con el acuífero de fondo. En los pozos Ginta-1 y Ginta B-3 se 
presentan intercalaciones de lutita entre las arenas A y C, pero que de 
acuerdo a la geología son definidas como locales. 
 
En lo que respecta al yacimiento “M-1” en el Campo Amo, el sistema 
presente de desplazamiento es de empuje de agua de fondo y lateral, una 
capa de gas está presente pero el desplazamiento gravitacional de este 
mecanismo es despreciable por ello no influye en el proceso de 
desplazamiento, ya que hay muy poca liberación de gas debido al 
mantenimiento de la presión por el acuífero. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 6. Mecanismos de producción de reservorios M1 y U principal, 
Bloque 16 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
 
 
 
WATER DRIVE OIL RESERVOIR
Reservoir pressure
Oil rate
Water cut
 
 
GOR
 
TIME
Characteristic production history for a typical water drive reservoir
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Gráfico 7. Mecanismos de producción de reservorios Basal Tena y U 
superior, Bloque 16 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
ESTADO ACTUAL DE LOS CAMPOS GINTA Y AMO 
 
A diciembre de 2012, el Bloque 16 tuvo una producción promedio de 
39183 BPPD, 799730 BAPD con un BSW del 95,3%  y 5,619 MMPCD de 
los diferentes reservorios con un petróleo promedio de 15,7 º API. 
 
La producción promedio del Campo Ginta es de 6578 BPPD, 100906 
BAPD con un BSW del 93,7%  y 0,62 MMPCD de los diferentes 
reservorios con un petróleo promedio de 14,6 º API. 
 
Mientras que la producción promedio del Campo Amo es de  7950 BPPD, 
205708 BAPD con un BSW del 96,3%  y 1,23 MMPCD de los diferentes 
reservorios con un petróleo promedio de 15,2 º API. 
COMBINATION  DRIVE
Oil rate
Reservoir pressure
 
 Water cut
              GOR
 
 
TIME
Characteristic production history for a typical expansion of the rock and fluids
and water drive reservoir
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Cuadro 5. Producción Bloque 16 por campo 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Estado de los pozos perforados 
 
A diciembre de 2012, en el Bloque 16 se tiene 218 pozos perforados, 145 
de ellos está en producción y todos producen mediante bombeo 
electrosumergible, 53 pozos se mantienen cerrados y 20 son pozos 
inyectores. Tanto para el Bloque 16 y los campos Ginta y Amo  lo 
podemos observar  en el Cuadro 6. 
Cuadro 6. Estado de pozos perforados Bloque 16 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
AMO 7950,25 1,23 205708,20 15,20
DAIMI 5919,96 0,91 133047,15 15,40
DABO 459,88 0,05 949,03 14,60
GINTA 6758,44 0,62 100905,91 14,60
IRO 14199,52 1,97 251123,18 15,00
WATI - - - -
ÁREA SUR 35288,05 4,77 691733,47 15,03
BOGI/CAPIRON 4075,03 0,89 107996,66 18,10
BLOCK 16 Total 39363,08 5,66 799730,13 15,35
CAMPO
PETRÓLEO 
(BPPD)
GAS 
(MMPCD)
WATER  
(BAPD)
°API @ 60°F 
CAMPO
POZOS 
PERFORADOS
POZOS 
PRODUCIENDO
POZOS 
CERRADOS
POZOS 
INYECTORES
AMO 47 26 12 9
BOGI 8 4 0 4
CAPIRÓN 15 9 6 0
DAIMI 33 28 3 2
DABO 2 2 0 0
GINTA 52 27 22 3
IRO 60 49 9 2
WATI 1 0 1 0
TOTAL BLK 16 218 145 53 20
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Producción de los campos 
 
El volumen de petróleo que se ha producido en el Bloque 16 hasta el 31 
de julio de 2012 es de 261827925 barriles de petróleo, 3114292248 
barriles de agua con un corte de agua promedio de 95,502 % a esa fecha. 
 
El Cuadro 7 muestra la producción acumulada del Bloque 16 y 
particularmente de los campos Amo y Ginta reservorio “M1” el cual es de 
nuestro mayor interés. 
 
Cuadro 7. Producción acumulada Bloque 16, campo Amo y Ginta 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
El historial de producción de petróleo y agua como el corte de agua desde 
que inició la producción del Bloque 16 y Tivacuno se lo observa en el 
gráfico 8. 
OIL (bbl) WATER (bbl) WC (%)
261827925 3114292248 95,502
OIL (bbl) WATER (bbl) WC (%)
55996661 719396395 96,494
OIL (bbl) WATER (bbl) WC (%)
45335621 666922738 97,134
OIL (bbl) WATER (bbl) WC (%)
50625606 538307499 93,514
OIL (bbl) WATER (bbl) WC (%)
40125598 498844664 95,935
ACUMULADA TOTAL M1 GINTA 
PRODUCCIÓN ACUMULADA @ 31-JUL-2012
ACUMULADA TOTAL BLOQUE 16 
ACUMULADA TOTAL AMO 
ACUMULADA TOTAL M1 AMO 
ACUMULADA TOTAL GINTA 
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Gráfico 8. Historial de producción, Bloque 16 y Tivacuno 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
En el Gráfico 9 se indica el pronóstico de producción diario del Bloque 16 
y Tivacuno desde el año 2012 hasta el 31 de diciembre de 2018, fecha a 
la cual Repsol termina su operación; podemos observar la curva base, la 
producción que se tendría al perforar los pozos propuestos y las 
recompletaciones estimadas. También podemos observar en este gráfico 
la producción de fluido.  
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Gráfico 9. Pronóstico de producción de petróleo y fluido, Bloque 16 y 
Tivacuno 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
 
 
 
Gráfico 10. Pronóstico de producción de petróleo, Bloque 16-Tivacuno 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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RECOMPLETIONS 299 1.148 2.101 2.580 3.230 2.913 2.135
DRILLING 854 2.810 2.323 1.883 1.587 1.363 1.168
BASE 42.515 32.593 25.866 20.929 16.859 13.450 10.710
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D
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Cuadro 8. Pronóstico de producción de petróleo y agua, BSW, producción 
acumulada, Bloque 16 y Tivacuno 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Petróleo original en sitio y reservas primarias de los campos 
 
 
El Bloque 16 tiene un petróleo original en sitio (POES) calculado de 
1652,58 millones de barriles de petróleo. En el campo Amo se tiene 390,4 
millones de barriles de petróleo de los cuales el 68,6% se localiza en el 
yacimiento Napo “M1”, el campo Ginta posee 219,7 millones de barriles 
de petróleo el 73,1% es del yacimiento Napo “M1”. Las reservas primarias 
se han estimado en 341,16 millones de barriles de petróleo con un factor 
de recobro promedio de 20,64%. 
 
Del Bloque 16 se han extraído 261,82 millones de barriles de petróleo al 
31 de julio de 2012, quedando reservas remanentes de 79,34 millones de 
barriles de petróleo. Para recuperar estas reservas remanentes de 
petróleo la implementación de la herramienta AICD es una excelente 
alternativa. 
 
PETRÓLEO 
(BPD)
AGUA      
(BPD)
FLUIDO   
(BPD)
ACUMULADA 
(KBls)
2011 46.226 882.931 929.156 16.872
2012 43.667 897.099 940.767 32.855
2013 36.552 888.633 925.185 46.196
2014 30.291 878.091 908.381 57.252
2015 25.393 838.473 863.866 66.520
2016 21.675 792.721 814.396 74.454
2017 17.726 724.013 741.739 80.924
2018 14.013 650.348 664.361 86.038
2019 10.308 550.202 560.510 89.801
2020 7.876 475.604 483.481 92.684
2021 5.857 389.767 395.624 94.822
2022 4.259 301.664 305.923 96.376
BLOQUE 16 & TIVACUNO
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El Cuadro 9 muestra el petróleo original en sitio del Bloque 16 como de 
cada uno de los campos y reservorios. 
 
Cuadro 9. Petróleo original en sitio (POES), Bloque 16 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás. 
NAPO M-1 205.001.594       
NAPO T 31.018.096         
Hollín Principal 41.650.949         
277.670.638     
BASAL TENA 18.692.618         
NAPO M-1 267.929.065       
NAPO U SUP. 32.295.268         
NAPO U INF. 71.477.739         
390.394.690     
BASAL TENA 2.746.933           
NAPO M-1 64.644.896         
NAPO U SUP. 10.983.062         
NAPO U INF. 111.409.050       
NAPO T. 29.015.706         
218.799.648     
BASAL TENA 6.716.000           
NAPO M-1 160.551.931       
NAPO U SUP. 52.396.782         
219.664.713     
BASAL TENA 3.963.916           
NAPO M-1 172.619.106       
NAPO U SUP. 41.290.627         
NAPO U INF. 253.160.079       
471.033.728     
NAPO M-1 SUP. 17.379.274         
NAPO U SUP. 14.729.031         
NAPO U INF. 37.626.590         
69.734.895       
NAPO U SUP. 5.282.059           
5.282.059         
TOTAL BLOQUE 16/BOGI-CAPIRON1.652.580.371    
DAIMI
FIELD RESERVOIR
BOGI-
CAPIRON
AMO
POES [BBL]
GINTA-
DABO
IRO
WATI
DABO SUR
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FACILIDADES DE PRODUCCIÓN BLOQUE 16 
 
Dentro del Bloque 16 existen dos plantas de producción de crudo: NPF 
(Facilidades de Producción del Norte) y SPF (Facilidades de Producción 
del Sur), y existen seis campos que se encuentran en explotación: 
Capirón, Tivacuno, Amo, Daimi, Iro y Ginta, en los cuales el gasto de 
producción de un barril de petróleo  actual es de 3,48 USD. 
 
A continuación en el Cuadro 10 se presentan las especificaciones y 
características del crudo que se produce en el Bloque 16. 
Cuadro 10. Propiedades del crudo, Bloque 16 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás. 
PROPIEDADES METODO UNIDAD VALOR
Densidad a 15ºC ASTM D-1298 g/ml 0,9625
P. Específico 15,6/15,6 ºC ASTM D-1298 g/ml 0,9631
Densidad API ASTM D-1298 ºAPI 15,42
Azufre ASTM D-4294 %p/p 2,41
Punto de Vertido ASTM D-97 ºC -15
Viscosidad 50ºC ASTM D-445 cSt 891,6
Viscosidad 80ºC ASTM D-445 cSt 141,3
Viscosidad 100ºC ASTM D-445 cSt 59,45
Viscosidad 120ºC ASTM D-445 cSt 34,78
Viscosidad 140ºC ASTM D-445 cSt 19,45
Sulfhídrico disuelto ARAMCO H-3 ppm v/v 4
Sulfhídrico evol. a 340ºC REPSOL ppm p/p 55
Residuo de Carbón ASTM D-4530 %p/p 15,32
Asfaltenos ASTM D-3279 %p/p 12,92
Insolubles en toleuno REPSOL %p/p 0,2
Nitrógeno ASTM D-4629 ppm p/p 2033
Vanadio Abs. Atómica ppm p/p 456
Níquel Abs. Atómica ppm p/p 155
Nº de Neutralización ASTM D-664 mg KOH/g 0,21
Agua por Destilación ASTM D-4006 %vol <0,10 
Valor P REPSOL - 2
Aromaticidad disponible 40ºC REPSOL - 0,2
Aromaticidad requerida 40ºC REPSOL - 0,1
CARACTERISTICAS DEL CRUDO
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Para determinar la presencia de trampas estructurales dentro del bloque 
que podrían contener hidrocarburos, REPSOL - ECUADOR utiliza la 
técnica de prospección sísmica. Se emplea la tecnología de perforación 
de pozos en racimo (vertical, horizontal y direccional), lo que significa una 
reducción notable en el número de plataformas  y espacios de 
deforestación requeridos para el mismo número de pozos, si utilizáramos 
las técnicas convencionales. 
 
Gráfico 11. Esquema de Facilidades de Producción, Bloque 16 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
El fluido obtenido (petróleo, agua y gas) se direcciona a las instalaciones 
de cada estación en donde por medio de un sistema múltiple (manifold) se 
integra la producción de todos los pozos y, luego de acuerdo a la 
ubicación de la plataforma de producción (Well Pad) es dirigido hacia las 
plantas de proceso del norte (NPF) y/o sur (SPF), en donde se procede a 
la separación de las fases (agua, petróleo y gas), almacenamiento de 
crudo, utilización del gas asociado para generación de energía e 
inyección del agua de formación 
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Well-Pads 
 
En el Bloque 16 existen los denominados Well Pads, que son las 
estaciones donde se encuentran los pozos productores de crudo y  los 
pozos inyectores de agua de formación de cada campo. El área promedio 
de estas estaciones de  pozos  es  de  3.8  hectáreas,  pueden  llegar  a  
tener  hasta  14  pozos(vertical, direccional u horizontal), la perforación en 
los pozos horizontales  puede ser de 850ft a 10000ft, en los pozos 
direccionales se alcanza hasta 2.5 Km con ángulos mayores a 55° a 
12500ft. La ventaja  de este tipo de estaciones es que el impacto 
ambiental es mínimo, se tiene una reducción de costos de inversión y 
operación y una optimización del movimiento de la torre de perforación y 
además sus instalaciones eléctricas y de producción son centralizadas. 
 
REPSOL – YPF ECUADOR cuenta con   13 Well Pads dentro del Bloque 
16 que son Capiron, Tivacuno y Bogi ubicados en la zona norte del 
bloque, Amo A, Amo B, Amo C, Wip, Daimi A, Daimi B, Ginta A, Ginta B, 
Iro A, Iro 1 ubicados en la zona sur del bloque. 
 
Gráfico 12. Ubicación de los Well - Pads, Bloque 16 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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En las dos plantas de producción de crudo del Bloque 16: NPF 
(Facilidades de Producción del Norte) y SPF (Facilidades de Producción 
del Sur), es donde se separa el agua y el gas del crudo. 
 
Existen 3 campos alrededor de NPF, que son Bogi-Capirón, Wip y 
Tivacuno; en Bogi y Wip solo se está inyectando agua hacia los pozos, en 
Capirón solo se está extrayendo crudo de los pozos y en Tivacuno se 
inyecta agua en algunos pozos y se extrae   crudo de otros. Por otro lado 
en SPF existen 5 campos alrededor de este que son  Amo, Wip, Daimi, 
Ginta e Iro.  Los Well Pads de Amo C, Dami A, Ginta A, GintaB e Iro 1 son 
estaciones donde solo se extrae  crudo,  por  el  contrario  en  Wip  y  
Amo  1  solo  se  inyecta  agua  de formación en los pozos, mientras en 
las estaciones de Amo A, Iro A y Amo B se   inyecta   agua   de   
formación   y   se   extrae   crudo   de   los   pozos. 
 
El crudo que se encuentra en los entrampamientos es bombeado 
mediante sistemas de levantamiento artificial, generalmente Bombeo 
Electrosumergible, hacia el cabezal productor, de allí el crudo se dirige 
hacia el manifold del Well- Pad   que es un conjunto de válvulas que 
direccionan al crudo mediante la línea de producción del Well Pad hacia la 
tubería de flujo que se conecta con las facilidades de producción (que es 
donde  se  tratará  al  crudo  para  poder  separarlo  del  agua  y  gas  que  
lo componen) o direccionan  hacia un sistema de conteo de crudo para 
luego ser reintegrado a la línea de producción.  Además en el manifold 
existe una línea de agua de formación que proviene de las facilidades, y 
que es utilizada cuando se hacen trabajos de reacondicionamiento de 
pozos. 
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Gráfico 13. Producción actual del Bloque 16, SPF 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Gráfico 14. Producción actual del Bloque 16, NPF 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
Proceso de Producción de crudo en las facilidades 
 
El crudo que proviene de los Well-Pad llega a los recibidores de cada 
facilidad que direccionan al crudo hacia el  separador de agua libre que es 
primer paso de separación de agua y gas del crudo, el crudo entra a este 
separador con un porcentaje de agua promedio del 90% y sale con un 
porcentaje del 10%, en el siguiente paso el crudo se dirige hacia un 
intercambiador de calor que eleva la temperatura del fluido para hacerlo 
menos viscoso y poderlo separar mejor en los siguiente pasos, la 
temperatura de ingreso del crudo a este calentador es de 
aproximadamente 186°F  y la salida es de 196°F , con esta temperatura el 
fluido ingresa al separador de producción donde a la salida queda con un 
porcentaje de agua del 5% para luego dirigirse al deshidratador 
hidrostático que a diferencia de los otros separadores que separan al 
crudo del agua y del gas que lo componen, este solo separa el agua del 
crudo, saliendo este último con  un  porcentaje  de  agua  menor  al  1%  
para  terminar  el  proceso  de separación  en  una    bota  desgasificadora  
que  se  encuentra  antes  de  los tanques de almacenamiento, el crudo 
que ya se ha procesado en SPF se bombea mediante bombas de baja y 
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alta presión  hacia NPF para finalmente bombearlo con el mismo sistema 
hacia otras estaciones de bombeo que llevarán el crudo mediante el OCP 
hacia Balao para poder ser comercializado. Existen  2  tanques  de  
almacenamiento  de  crudo  en  cada  facilidad  de producción que tienen 
una capacidad de 15000 barriles cada uno en NPF y de 25000 barriles 
cada uno en SPF. 
 
Todo el agua separada en el proceso se dirige primeramente a un 
Scrubber que mediante los ánodos de sacrificio  retienen  la mayor 
cantidad de sales del agua, para luego ser almacenada en 2 tanques de 
almacenamiento, mediante bombas de baja y media presión envían el 
agua de formación hacia  los Well Pads para poder ser inyectada en los 
pozos mediante bombas de alta presión. El  gas  separado  en  el  
proceso  se  lo  trata  para  poder  ser  utilizado  en generación eléctrica. 
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Gráfico 15. Sistema de tratamiento de fluido 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL
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Sistema de Inyección de agua 
 
El proceso que siguen los 950000 BWPD hasta su inyección final puede 
ser descrito como: 
 
El  agua  de  formación  luego  de  haber  sido  separada  del    crudo  en  
las facilidades pasa a los tanques de almacenamiento que por gravedad 
alimenta a unas bombas booster (bombas de baja presión) conectadas en 
paralelo, que a su vez alimentan a unas bombas de media presión 
(llamadas también bombas de transferencia) también conectadas en 
paralelo que son las encargadas finalmente de enviar el agua hacia los 
Well Pads donde mediante bombas de alta presión o también llamadas 
bombas inyectoras envían el agua hacia el pozo a través de los cabezales 
inyectores. Esta agua debe ser inyectada a los pozos pues es altamente 
contaminante y no se puede trabajar con ella, el agua de formación 
también puede ser aplicada para levantamiento artificial de crudo, que es 
en el caso del bombeo hidráulico. En cada facilidad de producción existen 
tanques de almacenamiento de agua de formación que tienen una 
capacidad de 25000 barriles cada uno. 
 
El sistema de inyección puede ser resumido en la siguiente secuencia 
como sigue: 
 
 SISTEMA DE INYECCIÓN DE AGUA  
 BOMBAS BOOSTER ( 100 psig) Y MEDIA PRESION (1200 psig) 
 LINEAS DE INYECCIÓN DE AGUA 
 BOMBAS ALTA PRESIÓN ( 2700 psig) 
 POZOS INYECTORES  
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Cuadro 11. Capacidad Volumétrica de Inyección de las Bombas, NPF 
 
BOMBAS NPF CAPACIDAD MBWPD 
BOOSTER 280 
MEDIA PRESIÓN 280 
ALTA PRESIÓN 222 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás. 
 
Cuadro 12. Capacidad Volumétrica de Inyección de las Bombas, SPF 
 
BOMBAS SPF CAPACIDAD MBWPD 
BOOSTER 970 
MEDIA PRESIÓN 880 
ALTA PRESIÓN 800 
  
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás. 
 
Las características y curvas  de las bombas que conforman   el sistema de 
inyección de agua de formación (bombas de baja, media y alta presión), 
nos da a conocer la presión y caudal a la que las bombas trabajan. 
 
Las bombas booster y de transferencia de agua de formación que 
REPSOL – YPF ECUADOR utiliza son de marca SULZER. En NPF 
existen 3 bombas booster (bombas de baja presión) y una bomba para 
Sand Jet (utilizada para limpiar con agua a presión los tanques) que es 
utilizada en ocasiones como booster,  estas  bombas  se  encuentran  
dispuestas  en  paralelo    y  se conectan en serie con 3 bombas de media 
presión que también están dispuestas en paralelo.  En cambio en SPF 
existen 6 bombas booster  y una bomba  para  Sand  Jet  que es  utilizada  
en ocasiones  como  booster,  estas bombas se encuentran dispuestas en 
paralelo  y se conectan en serie con 7 bombas de media presión que 
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están dispuestas también en paralelo. En el Cuadro 13 se indica los 
pozos inyectores de agua del Bloque 16. 
 
Cuadro 13. Pozos Inyectores del Bloque 16 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás. 
(Estos valores son susceptibles a las variaciones de producción)
POZO
VOLUMEN 
INYECTADO (bbl)
PRESIÓN DE 
INYECCIÓN (PSI)
NPFWDW 1U 37.780 2.862
NPFWDW 2U 28.455 2.851
TIVACUNO A2UWD - -
BOGI 1UWD 52.562 2.100
BOGI A2UWD 26.187 1.726
BOGI A3UWD 10.676 1.737
BOGI A4UWD 22.742 1.820
TOTAL NPF 178.402 -
WIPS1 1 9.793 2.581
WIPS1 2 6.451 2.637
WIPS1 3 13.878 2.630
WIPS1 4 5.911 2.633
WIPS1 6 29.426 2.611
WIPS1 7 38.355 2.580
IRO 5M1UWD 34.605 2.600
IRO A3M1WD 48.483 2.286
AMO 1TWD 38.363 2.480
AMO A1M1WD 61.288 2.400
AMO A2M1WD 30.723 2.430
AMO A3M1WD 7.406 2.462
AMO A6M1WD 17.748 2.480
AMO B1UWD 23.452 2.503
AMO B6M1WD 13.625 2.522
AMO B10HM1WD 36.095 2.665
AMO B23HM1WD 39.950 2.446
DAIMI A2WD 47.828 2.426
DAIMI A23WD 48.131 2.401
GINTA A7M1WD 56.129 1.931
GINTA B18M1WD 20.202 1.921
GINTA B29M1WD 48.507 2.370
TOTAL SPF 676.349 -
TOTAL 854.751
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Gráfico 16. Sistema de inyección de agua de formación 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Análisis de agua de formación 
 
El agua de formación o agua de producción está asociada con el petróleo 
existente en los yacimientos y sale a la superficie junto con el gas y el 
petróleo. Ésta agua se caracteriza porque: 
 
 Usualmente es caliente y con un alto grado de salinidad. 
 Puede contener metales pesados y fracciones de crudo en emulsión o 
dilución. 
 Puede ser radioactiva 
 
Cuadro 14. Análisis de agua de formación 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 49 
 
Es además 6 veces más salada que el agua de mar, por tanto, corroe las 
tuberías y reduce fácilmente la vida útil de las estaciones de producción, por 
lo que es necesario hacer análisis de éstas aguas para poder mitigar éste 
problema. La salinidad promedio del agua que se inyecta desde el NPF es de 
40000 ppm de NaCl y del SPF es de 20000 ppm de NaCl. 
 
 
Generación de Energía 
 
Para cubrir la demanda de energía del Bloque 16, se tiene tres tipos 
generación  eléctrica: 
 
 Generación eléctrica a base de crudo 
 Generación eléctrica a base de gas 
 Generación eléctrica a base de diesel 
 
La Planta de Generación a Crudo opera en base a 7 motores de combustión 
interna de origen finlandés marca Wartsila que genera 42 MWatts de 
potencia y se caracteriza por su alta eficiencia y bajas emisiones 
atmosféricas considerando que éstos motores utilizan crudo pesado como 
combustible para su funcionamiento o transformación de energía calorífica 
en energía eléctrica. 
 
El gas se capta de los FWKO, los separadores de producción y el scrubber 
de gas, luego se dirige a los compresores de gas, posteriormente a los 
acumuladores para finalmente utilizarlo en la Generación de Energía en los 
Generadores a gas Waukeshas. 
 
La generación de energía a base de diesel la proveen las 3 Turbinas que 
posee el Bloque 16 y se utiliza el producto que genera la Planta Topping 
(destilación). 
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La energía es suministrada por 2 turbinas a diesel (10 MW cada una) y 5 
generadores a gas (1MW cada uno) en NPF, 1 turbina a diesel (10 MW), 16 
generadores a gas (16 MW cada uno) y 6 generadores a crudo (7MW cada 
uno) en SPF. Siendo la capacidad instalada al  interior del  bloque de 105 
MW. Se cuenta también con pequeños generadores auxiliares dispuestos en 
las plantas de proceso y ciertas plataformas que pueden operar 
puntualmente o ingresar al sistema en situaciones eventuales. 
 
 
Cuadro 15. Generación de energía actual Bloque 16 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás. 
(Estos valores son susceptibles a las variaciones de producción) 
 
 
 
Oleoducto Secundario 
 
El oleoducto secundario tiene una longitud de 211 km, una capacidad de 
85000 BOPD, su diámetro es de 16 pulgadas y el diseño de la tubería es API 
5LX 60. 
 
 A continuación en el Gráfico 17 se indica un esquema con las dimensiones 
del oleoducto secundario. 
GAS DIESEL OIL Total
NPF 2,48 32,25 - 34,73
SPF 14,78 7,96 35,19 57,93
SSFD - 1,4 - 1,4
92,66
94,06
Generación de Energía en MW
TOTAL BLK-16
TOTAL
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Gráfico 17.  Dimensiones de la tubería del oleoducto secundario 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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PERFORACIÓN Y COMPLETACIÓN DE POZOS PARA IMPLEMENTAR LA 
HERRAMIENTA AICD 
 
Perforación Horizontal 
Principios de la Perforación Horizontal 
 
La perforación horizontal es una derivación directa de la perforación 
direccional. Se define como pozo horizontal, al cual se va desviando desde la 
vertical hasta alcanzar 900 y penetrar al yacimiento con una sección 
completamente horizontal. 
 
Gráfico 18.  Pozo Horizontal 
Fuente: Universidad de Oriente Núcleo Anzoátegui. “Curso de Pozos 
horizontales”. Puerto la Cruz (2010). 
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Fundamentalmente el principal objetivo de la perforación de pozos 
horizontales, es encontrar un método económico para mejorar la 
productividad y obtener una mayor recuperación final de hidrocarburos 
mediante el aumento del factor de recobro y el mejoramiento de la eficiencia 
de barrido especialmente por tratarse de un yacimiento con espesor delgado.  
 
El parámetro más importante en la perforación horizontal es la longitud de 
navegación de la sección horizontal dentro del yacimiento, específicamente 
la longitud de la sección horizontal con relación al espesor de la formación 
productora y a las dimensiones del área de drenaje. 
 
 
Gráfico 19.  Radio de drenaje de un pozo vertical (izquierda) y horizontal 
(derecha) 
Fuente: Joshi, S.D., Horizontal Well Technology; Penn Well Publication, 
Tulsa OK, 1991. 
 
Con este tipo de pozos, el índice de productividad del yacimiento puede 
incrementarse considerablemente por causa de su gran área de flujo, y 
existe un cambio radical de las condiciones de flujo, cambiando de un flujo 
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radial a un régimen de flujo paralelo. Este cambio en el régimen de flujo es el 
factor que controla la productividad y/o recuperación de petróleo. 
 
El propósito de un Pozo Horizontal es incrementar el contacto con el 
yacimiento y de ese modo incrementar la productividad del mismo, como 
pozo de inyección un pozo horizontal de larga sección horizontal provee una 
gran área de contacto y por lo tanto aumenta la inyectividad del pozo, que es 
lo que más se desea en los proyectos de recuperación secundaria. 
 
La productividad de un pozo horizontal depende de la longitud horizontal y 
ésta a su vez, depende de las técnicas de perforación horizontal; otra 
consideración importante para la productividad es el esquema de 
completación, que dependerá de las necesidades de completación local y de 
la experiencia que se tenga en el área. 
 
El tipo de completación afecta el funcionamiento de un pozo horizontal, y 
ciertos tipos de completación en estos pozos sólo son posibles con ciertos 
tipos de técnicas. 
 
Ventajas y desventajas de la Perforación Horizontal 
 
Ventajas 
 
 El aumento de la producción de petróleo, que algunos casos es de 5 a 
20 veces mayor que los pozos verticales, implica recuperar 
rápidamente la inversión hecha y tener mayor beneficio económico. 
 Incremento en el intervalo productivo, por tener un mejor barrido. 
 Disminución de la conificación y canalización de agua y gas.  
 Mejora la eficiencia de proyectos de recuperación mejorada. 
 Aumenta la productividad en yacimiento con fracturas verticales. 
 Permite la producción de petróleo con alta viscosidad. 
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Desventajas 
 
 La permeabilidad vertical afecta a la productividad. 
 Los costos de perforación y completaciones son más altos que los 
pozos verticales, por lo que, el volumen de producción debe ser 
grande para justificar la inversión. 
 Compite con pozos verticales fracturados hidráulicamente. 
 El costo de un pozo horizontal es de 1,3 a 4 veces mayor que el de un 
pozo vertical. 
 
 
Técnicas de Perforación Horizontal  
 
Existen cuatro tipos básicos de pozos horizontales, los cuales dependen del 
radio de curvatura que se aplica durante la perforación. El radio de curvatura 
está determinado por la tasa de ganancia de ángulo que se utiliza para pasar 
desde la vertical hasta la horizontal. Estos cuatro tipos de perforación son: 
 
 Radio Largo o curvatura convencional 
 Radio Medio o curvatura media 
 Radio Corto o alta curvatura 
 Radio Ultracorto 
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Gráfico 20.  Tipos de pozos horizontales 
Fuente: Halliburton 
 
Según la distancia horizontal que puede ser perforada se incrementa con el 
aumento del radio de la curvatura, como puede ser 10 ft de alcance lateral en 
el radio ultracorto hasta más de 5000 ft en el radio largo. 
 
Aunque el incremento en el radio de giro permite el uso de herramientas de 
perforación y completación más convencionales, genera también factores 
desfavorables como son: 
 
 Aumenta la longitud perforada de la sección de la curva. 
 Aumenta el desplazamiento lateral antes que el pozo alcance la 
horizontalidad (problema grande en bloques o espesores pequeños). 
 Aumenta el espesor que debe ser perforado con la sección de 
ganancia de ángulo o construcción de la curva atravesando 
formaciones suprayacentes. 
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Parámetros geométricos para el diseño de la trayectoria de un pozo 
horizontal 
 
Al realizar el diseño un pozo horizontal debe tenerse en consideración una 
serie de datos sobre las características del área superficial, del yacimiento, 
del taladro que será utilizado y de las herramientas disponibles. Estas 
características originan una serie de parámetros que son los siguientes: Ver 
Gráfico 29.  
Profundidad Vertical Verdadera (TVD): Es la distancia vertical de cualquier 
punto dado del hoyo al piso de la mesa rotaria del taladro de perforación 
utilizado.  
Objetivo: Es un punto fijo en el subsuelo de la formación que va a ser 
conectada a producción con el hoyo desviado.  
Punto de Desviación o Kick Off Point (KOP): Es el punto de la trayectoria 
en el cual el pozo se comienza a desviar de la vertical.  
Radio de Curvatura (R): Es la distancia medida sobre las líneas 
perpendiculares a cada tangente de la curva desde el centro o punto de 
convergencia de todas estas líneas.  
Sección de Incremento de Angulo: Es la sección donde se incremente el 
ángulo a una tasa controlada hasta alcanzar el ángulo máximo de inclinación. 
Esta sección del hoyo viene después del arranque inicial y se mide en grados 
por cada 100 pies de longitud.  
Sección Tangencial o Mantenimiento de Ángulo: Es la sección donde se 
mantiene el mismo ángulo de inclinación. En el caso de los pozos 
horizontales con esta sección se podría llegar al objetivo y terminarlo, 
igualmente es la zona en donde será ubicado la bomba.  
Punto revestidor (PC): es el punto de la trayectoria del pozo en el cual se 
asienta el revestidor de producción. Se ubica justo en el tope de la arena 
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objetivo, o en algunos casos dentro de la arena, con el mismo ángulo de 
navegación del pozo horizontal.  
 
Punto Horizontal (PH): es el punto de la trayectoria del pozo en el cual se 
alcanza la sección horizontal.  
Profundidad Final (TD): es la profundidad o longitud total alcanzada por el 
pozo.  
Profundidad Medida (MD): es la distancia medida de cualquier punto dado 
del hoyo al piso de la mesa rotaria del taladro de perforación utilizado, el cual 
considera el ángulo de inclinación de la trayectoria de navegación.  
Desplazamiento Horizontal (VS): Es la distancia horizontal desde la 
locación del pozo hasta su profundidad final.  
Tasa de construcción de Angulo o Severidad de la Pata de Perro (DLS): 
es la razón de cambio de la inclinación por unidad de longitud medida 
generalmente en grados por cada 100 pies de longitud.  
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Gráfico 21.  Parámetros geométricos de un pozo horizontal 
Fuente: Universidad de Oriente Núcleo Anzoátegui. “Curso de Pozos 
horizontales”. Puerto la Cruz (2010). 
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Perforación mediante Geonavegación PeriScope 
 
La perforación mediante Geonavegación Periscope es fundamental en pozos 
horizontales ya que se maximiza el contacto con el yacimiento y la 
producción de hidrocarburos, retarda la producción de agua utilizando la 
herramienta de mapeo de límites de capas Periscope en tiempo real para 
dirigir los pozos hacia la mejor posición y evaluar la formación durante la 
perforación. 
 
El mapeo de límites de capas en tiempo real está posibilitando el 
posicionamiento preciso de pozos horizontales, ayudando a reducir los 
costos de perforación. 
 
En comparación con los pozos verticales o levemente desviados, los pozos 
horizontales pueden producir a tasas más altas, con factores de recuperación 
más elevados. Sin embargo los yacimientos de capas (areniscas)  delgadas 
plantean diversos desafíos al momento de ubicar con precisión pozos 
horizontales. 
 
La perforación de pozos horizontales en el Bloque 16, y en especial en los 
campos Amo y Ginta de la arenisca “M1” es muy importante para ir 
detectando los estratos que se van perforando y posteriormente proceder a 
la completación del pozo con el dispositivo autónomo de control de flujo 
(AICD). 
 
De acuerdo a la información recopilada de los campos de estudio, se 
propone perforar con PeriScope para tener una navegación horizontal 
eficiente y llegar al objetivo propuesto por la empresa (REPSOL), el cual 
incluye la planeación del pozo, programa de perforación y  la combinación de 
las herramientas LWD.   
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En la navegación horizontal se tendrá como referencia la resistividad del 
tope, que debe estar a una distancia menor a los 15 pies para la detección 
de la misma. Al utilizar la tecnología del PeriScope se disminuirá el tiempo de 
perforación por la rápida detección de los estratos perforados. 
 
En base al estudio realizado con la tecnología del PeriScope representa una 
alternativa para llegar al objetivo propuesto y reducir los costos de 
perforación mediante la disminución de tiempo.    
 
 
La capacidad del dispositivo PeriScope como herramienta de mapeo de 
límites de capas y mapeo de los contactos de fluidos durante la perforación, 
permite mantener los pozos dentro de la zona de interés y a la vez evaluar 
las capas de formación durante la perforación en menor tiempo. 
 
Una manera nueva de mejorar la producción  
 
El servicio de mapeo de límites de capas durante la perforación de 
PeriScope, provee las mediciones necesarias para colocar la mayor porción 
posible del pozo en la mejor zona prospectiva en el primer intento; aunque 
esa zona sea delgada, o inclinada, o con pobre cobertura de datos sísmicos. 
Mediante la reducción de las incertidumbres asociadas con la geometría y las 
propiedades de las formaciones, esta nueva forma de colocar pozos optimiza 
la producción, sortea los peligros de perforación y las zonas de agua, elimina 
las desviaciones de las trayectorias y minimiza los costos y riesgos de la 
construcción de pozos. 
 
El mapeo en tiempo real de PeriScope permite lograr los objetivos de 
producción con menos perforación y recuperar las reservas a las que no se 
puede acceder en forma económica con la tecnología convencional. El 
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mapeo puede efectuarse tanto en lodos a base de agua como en lodos a 
base de aceite. 
 
Direccional y profunda  
 
El mapeo de límites de capas confiable y seguro es posible gracias a las 
nuevas mediciones direccionales que son altamente sensibles a los límites 
de capas. El mapeo a 360° y la profundidad de las mediciones de hasta 21 
pies [6.4 m], permiten que el equipo de técnicos sea proactivo en el 
direccionamiento del pozo, lo que a su vez les permite colocar el pozo en el 
mejor lugar y evitar salirse del yacimiento. 
 
Iluminando el yacimiento  
 
Dado que la herramienta de mapeo PeriScope provee continuamente 
imágenes profundas de los límites alrededor del pozo, las incertidumbres 
asociadas con las estructuras y las propiedades de las capas se reducen 
significativamente en volúmenes más grandes del yacimiento, con respecto a 
las de los registros de pozos tradicionales. Esto se traduce en modelos de 
yacimiento más precisos, mejores estimaciones de reservas y mejor 
planeación de los pozos futuros. 
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Gráfico 22.  Tecnología Periscope 
Fuente: Schlumberger 
 
Beneficios de la Geonavegación Periscope 
 
 Incremento de las tasas de producción y de recuperación.  
 Reducción o retraso de la producción de agua. 
 Acceso a reservas antes consideradas económicamente marginales. 
 Reducción del costo de perforación evitando los riesgos de 
perforación y eliminando la necesidad de un pozo piloto. 
 Estimación de las reservas con mayor precisión. 
 Reducción de la longitud del BHA mediante la integración de las 
mediciones profundas de resistividad y azimut en una sola 
herramienta. 
 
Las operaciones de perforación guiadas por el mapeo de límites de capas en 
tiempo real son muy productivas ya que, colocan los pozos en el mejor lugar, 
en menos tiempo y en el primer intento. 
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 Mapeo de límites de capas y de contactos de fluidos durante la 
perforación  
 Sensibilidad azimutal de alta resolución para la orientación precisa de 
los límites durante la perforación  
 Simetrización única que provee una precisa capacidad de mapeo de 
los límites, independientemente de la anisotropía y del buzamiento 
estructural  
 Mediciones de resistividad completamente compensadas con múltiples 
profundidades de investigación durante la perforación 
 
La herramienta de mapeo de límites de capas en tiempo real PeriScope 
asegura la colocación precisa del pozo  para maximizar la producción, 
minimizando al mismo tiempo los costos de perforación de pozos.  
 
 
 
Gráfico 23.  Mapeo del límite de capas en tiempo real Periscope 
Fuente: Schulumberger 
Periscope 
 
El servicio PeriScope genera imágenes direccionales, durante la perforación, 
es una herramienta electromagnética de tercera generación que muestra en 
un rango de 4,6 m (15 ft), en 360º, las variaciones de roca y fluidos que 
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pueden poner en riesgo el desarrollo planificado de la navegación del tramo 
horizontal.  
 
Al evitar el desvío del pozo de la zona de interés genera un ahorro en tiempo 
y costos, por la oportuna captación, posterior procesamiento de la data y 
entrega en superficie, que además se ve justificado en el aumento de 
producción y bajos niveles de producción de agua. 
 
Igualmente resulta importante el hecho de que la herramienta permite  
determinar la dirección en la que yacen dichos contactos o límites de capas. 
Estas mediciones direccionales son sensibles a las capas adyacentes y 
proveen estimaciones precisas de la resistividad de las capas adyacentes, 
ayudando a los equipos a cargo de las operaciones de geonavegación a 
detectar las zonas de alta resistividad y evitar las lutitas. 
 
A medida que la herramienta se acerca a una capa de lutita o a otro límite de 
capa conductiva, la polaridad del corrimiento de fase direccional y de la señal 
de atenuación puede utilizarse para indicar la posición del límite de capas 
respecto de la herramienta.   
 
De este modo, una capa más conductiva que yace por encima de la 
herramienta habitualmente generará una señal de polaridad positiva, 
mientras que sucede lo contrario cuando la herramienta se acerca a una 
capa más conductiva que yace por debajo de la herramienta.  
 
De esta manera, la polaridad provee datos de entrada que ayudan al equipo 
a cargo de las operaciones de perforación direccional a decidir qué rumbo 
tomar para evitar los intervalos no productivos. 
 
La direccionalidad de las mediciones de resistividad ayuda a los ingenieros a 
mantener la posición dentro de la zona productiva sin depender de los 
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marcadores estratigráficos. Además de detectar límites y contactos, la  
herramienta también puede determinar su echado aparente. Esta información 
puede utilizarse para refinar los mapas de yacimientos. 
 
También provee las mediciones necesarias para colocar la mayor porción 
posible del pozo en la mejor zona prospectiva en el primer intento, aunque 
esa zona sea delgada, inclinada o arqueada, o posea una cobertura sísmica 
pobre.  
 
Eliminando las incertidumbres asociadas con la geometría y las propiedades 
de las formaciones, esta nueva forma de colocar pozos optimiza la 
producción, sortea los peligros de perforación y las zonas de agua, elimina 
las desviaciones de las trayectorias y minimiza los costos y riesgos de la 
construcción de pozos.  
 
El servicio PeriScope en tiempo real permite lograr los objetivos de 
producción con menos perforación y recuperar las reservas a las que no se 
puede acceder en forma económica con la tecnología convencional.   
 
La rápida acción dentro del tiempo de reacción ante una complicación o 
riesgo, hace que, pozos antes imposibles de completar o antieconómicos 
sean ahora aprovechados. 
 
Los parámetros que registra la herramienta del PeriScope son cuatro: 
 Rayos Gamma Azimutal 
 Resistividad promedio 
 Presión Poral 
 Medición de la Propagación Electromagnética: 
Corrimiento de fase 
Atenuación 
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 Vista Tipo Cortina 
 
Un tipo diferente de visualización, que se conoce como sección de tipo 
cortina, corresponde a una vista lateral que muestra la estructura y las 
propiedades de las formaciones a lo largo de la trayectoria. Con cada 
actualización, esta visualización se despliega como una cortina plegada, a 
través de la pantalla.  
 
Las actualizaciones de la trayectoria del pozo, computadas a partir de los 
levantamientos direccionales de mediciones durante la perforación, se 
muestran junto con la resistividad computada de las capas adyacentes y la 
resistividad de la capa a través de la cual se desplaza la herramienta. Los 
límites son mapeados a la distancia computada por encima y por debajo de 
la herramienta. 
 
 
Las resistividades computadas del horizonte perforado y las capas 
adyacentes se representan gráficamente utilizando una escala de colores 
oscuros representan valores de resistividad más bajos. La gráfica de la 
trayectoria, que comienza en el extremo izquierdo, muestra una separación 
de 2.4 m [8 pies] entre el pozo (Punto A) y la lutita sobreyacente (Punto B).  
 
Cuando la trayectoria condujo al pozo 0.6 m [2 pies] más arriba (Punto C), la 
lutita también comenzó a inclinar hacia abajo, lo que insitó al equipo a cargo 
de las operaciones de geonavegación a disponer un cambio descendente en 
la trayectoria. 
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Gráfico 24.  Direccionamiento con una gráfica tipo cortina 
Fuente: Oilfield Review
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INTERPRETACIÓN DE REGISTROS 
 
Se puede leer en dos presentaciones, expresadas en curvas o en un 
modelo gráfico, la pantalla del RTGS (real time geosteering screen), 
programa usado en el proceso de inversión y visualización de la data 
adquirida, ofrece las opciones necesarias de configuración, para optimizar 
el tiempo de respuesta del equipo. 
 
A partir  de su toma en la formación siguiendo a la transmisión por 
telemetría, decodificación en superficie, inversión e interpretación, los 
datos son manejados de forma rápida y eficiente, para tomar las 
decisiones correctas en el menor tiempo posible.  
 
Interpretación Visual 
 
Los datos o imágenes visualizadas en tiempo real, son interpretados por 
todo el equipo, un equipo compuesto por ingenieros geólogos, 
petrofísicos, reservoristas, direccionales, de producción y equipos de 
registros así como de geonavegación, coordinados por un equipo de 
operaciones, controlan en todo momento el desarrollo de la perforación, 
conectados por el sistema de comunicación, que permite la comunicación. 
Durante el desarrollo la perforación, cada variante de la zona resistiva, y 
distancia medida, es discutida, para resolver apoyados en los estudios 
previos, la mejor opción técnica, para mantener el curso dentro de la 
ventana en el net pay. La interpretación primaria es dada por el equipo de 
geonavegación del PeriScope (como compañía de servicios), es discutida 
con el equipo de base (compañía operadora), y se plantean las 
correcciones, a veces es necesario que datos fluctuantes sean cotejados 
con registros Mud Log. 
 
Los desafíos que plantea la interpretación, están orientados a seguir el 
well plan, en cuanto este se apegue, a los objetivos planteados con 
relación a la capacidad productiva futura del pozo, los parámetros 
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originales no son cambiados o modificados sin una razón fuertemente 
marcada u operacionalmente necesaria. La diversidad de criterios dentro 
del equipo total de trabajo, garantizan el éxito en la colocación de tramo 
horizontal. 
 
Herramienta MWD 
 
MWD (Messure while drilling), es la técnica en función a la necesidad de 
conocer la trayectoria y la inclinación de los pozos horizontales que han 
ido incrementando a partir de los inicios de perforaciones horizontales.  
 
Estas son herramientas que proveen información del fondo del hoyo, por 
medio de sensores que van ensamblados sobre la broca de perforación. 
La información es trasmitida a la superficie mediante telemetría. 
 
Los pulsos son generados por un actuador que abre y cierra una válvula, 
y que descarga una pequeña cantidad de fluido en el espacio anular. El 
fluido descargado causa una pequeña caída de presión en el lodo (de 100 
a 300 psi) originando un pulso de presión. La duración del pulso de 
presión está relacionada con la facilidad de apertura y cierre de la válvula.  
 
La presión de pulsos es detectado en superficie mediante un transductor 
sensible a la presión, que va colocando en la tubería vertical. Estos 
sistemas de pulsaciones pueden ser de tres tipos, sistemas de señales 
positivos, sistemas de señales negativos, y sistemas de señales 
continuas. 
 
Esta información adquirida en superficie llega a constituir datos muy 
esenciales mientras se realizan las operaciones de perforaciones 
horizontales. Llega información como es la eficiencia de los motores de 
fondo, presiones de fondo, temperatura, resistividad, porosidad, en fin, 
toda información que puede constituir necesaria para la toma de 
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decisiones en ciertas condiciones críticas mientras se realiza la 
perforación. 
 
 
Gráfico 25.  Herramienta Power Pulse 
Fuente: Schlumberger 
 
Los sensores son colocados en collares antimagnéticos, que aíslan a la 
herramienta de interferencias generadas por la rotación del ensamblaje, 
estos incluyen la combinación de herramientas de registros de 
información de fondo. Sensores direccionales que proveen información de 
la medida del azimut de orientación y del ángulo de inclinación del hoyo, 
mientras que otro tipo de sensores proveen información como resistividad, 
porosidad, temperatura, rayos gamma, etc. 
 
Mediante la información de estos parámetros y con la ayuda de 
ecuaciones convencionales, se puede llegar a determinar indirectamente 
otro tipo de parámetros petrofísicos necesarios para el mejor 
conocimiento de la zona. 
 
Las ventajas de este tipo de herramientas son muy diversas, entre las 
cuales podemos identificar: Ahorro de tiempo, Orientación de la cara de la 
herramienta, Mayor densidad de datos, Detección de datos inesperados, 
Evaluación de la formación, Detección continua de rayos gamma 
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(selección de asentamiento de la tubería de revestimiento), Detección 
precisa del inicio del yacimiento, Correlación con otros pozos, Evaluación 
de presión de formación, Parámetros de formación, Peso efectivo sobre la 
broca (WOB), Torque en la broca, Optimización de la perforación. 
 
Herramienta LWD 
 
LWD (Logging while drilling), es la técnica de obtener información y 
trasmitirla a superficie, esta información que tiene aplicaciones directas 
para identificar los topes formacionales, zonas porosas y permeables, 
zonas de sobrepresión y especialmente en las zonas de navegación 
horizontal. 
 
Estas herramientas permiten al geólogo del pozo, dirigir la trayectoria 
durante la perforación, es decir es información trasmitida a superficie en 
tiempo real, y además puede almacenar en la herramienta para 
correlaciones posteriores. 
 
Sensores direccionales, orientación de la cara de la herramienta, azimut e 
inclinación, otro tipo de sensores comúnmente disponibles incluyendo 
rayos gamma enfocados y convencionales, registros de resistividad, 
porosidad, temperatura y sensores de presión. 
 
Resistividades laterales y de la broca, son indicativos para detectar las 
zonas de sobrepresión, y combinado con porosidad se puede estimar la 
saturación de agua a partir de ecuaciones convencionales. Dentro de lo 
que representa el registro de información, se diferencia tres tipos de 
familias, que son: 
 
 Registros de Resistividad 
 Registros Nucleares 
 Registros Acústicos 
 Registros ARC 
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FLUJO DE FLUIDOS EN POZOS HORIZONTALES 
Permeabilidad y Ley de Darcy 
 
La permeabilidad es la capacidad que tiene el medio poroso para permitir 
el flujo de fluidos. La ley de Darcy establece que la velocidad de un fluido 
homogéneo en un medio poroso es proporcional al gradiente de  presión 
e inversamente proporcional a la viscosidad. 
 
Condiciones del experimento: Se utilizó agua que es un fluido 
incompresible, newtoniano es decir su viscosidad no cambia en reposo o 
movimiento, monofásico (unidimensional). Una sola fase donde tenemos 
permeabilidad absoluta. Medio isotrópico. Flujo laminar. 
 
 
Gráfico 26. Experimento de Darcy 
Fuente: COLMONT, Gabriel. Flujo de Fluidos en Medios Porosos. 
 
Darcy.- Una roca tiene la permeabilidad de un Darcy cuando un fluido con 
una viscosidad de un centipoise avanza a una velocidad de un centímetro 
por segundo bajo un gradiente de presión de una atmósfera por 
centímetro. 
   
 
 
  
  
   (1) 
 
             (2) 
Remplazando (2) en (1)  tenemos: 
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Donde: 
K= Permeabilidad (Darcys) 
A= Área de la sección transversal (cm2) 
Q= Caudal (cm3/s) 
P= Presión (atm) 
L= Longitud (cm) 
µ= Viscosidad (cP) 
 
Para Flujo Lineal a condiciones de campo se tiene: 
 
   
       
 
  
  
 
 
Ecuación 1. Ley de Darcy Flujo Lineal 
Donde: 
K= Permeabilidad (Darcys) 
A= Área de la sección transversal (ft2) 
Q= Caudal (B/D) 
P= Presión (PSI) 
L= Longitud (ft) 
µ= Viscosidad (cP) 
 
Para Flujo Radial a condiciones de superficie se tiene: 
 
   
      
     
        
   
  
     
 
Ecuación 2. Ley de Darcy Flujo Radial 
 
Donde: 
K= Permeabilidad (Darcys) 
h= Espesor (ft2) 
Qo= Caudal (B/D) 
Pe= Presión estática (PSI) 
Pwf= Presión de fondo fluyente (PSI) 
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µo= Viscosidad (cP) 
βo= Factor volumétrico del petróleo (BY/BN) 
re= Radio exterior (in) 
rw= Radio del pozo (in)  
S= Daño de formación (adimensional) 
 
El caudal es directamente proporcional a la permeabilidad, por lo tanto en 
un pozo vertical como horizontal donde ingresa más fluido es por la zona 
de mayor permeabilidad. Esto se puede observar al realizar un PLT 
(Registro de producción). 
 
Pérdidas de Presión  
 
Desde el punto de vista de Ingeniería de Yacimientos, un pozo horizontal 
es considerado una fractura de conductividad infinita, es decir, la caída de 
presión a lo largo de la longitud del pozo es muy pequeña y despreciable. 
Así que el pozo horizontal representa un pozo largo donde la presión en el 
pozo en toda la extensión es constante. 
 
En la práctica, algo de caída de presión del pozo horizontal al final de la 
sección productora es esencial para mantener flujo de fluido en el pozo. 
 
Consecuentemente, el final de la sección (talón) estará a una presión más 
baja. 
 
Sin embargo, en el ámbito de Ingeniería la pregunta debe orientarse al 
estudio de cuál es la caída de presión esperada en un pozo horizontal y 
como está con respecto a la caída de presión entre la presión estática del 
yacimiento (ΔP) y la presión de fondo fluyente, (Pr- Pwf).  
 
 76 
 
 
Gráfico 27. Diagrama esquemático de pérdidas de presión a lo largo de la 
longitud L del pozo. 
Fuente: Parra E. “Parra Perozo Ingeniería, S.A”. Consultaría de ingeniería 
de petróleo (2009). 
 
Si la caída de presión del pozo horizontal es pequeña al compararse con 
la caída entre la presión de yacimiento y la de fondo fluyente, para todos 
los propósitos prácticos, un pozo horizontal puede ser considerado como 
un pozo de conductividad infinita, es decir, un pozo a una presión 
constante. En contraste con eso, si la presión a través de la sección 
horizontal es significativa con respecto al diferencial de presión, entre la 
presión del yacimiento y la de fondo fluyente, este diferencial cambiaria a 
través de la longitud del pozo, por lo tanto, cambiaria también la 
producción del pozo. 
 
En los pozos horizontales las grandes caídas de presión a través de la 
sección horizontal ocurren principalmente en yacimientos con altas 
permeabilidades. En tales yacimientos, las tasas de flujo no están 
restringidas por la productividad del pozo, sino por las limitaciones de 
caídas de presión en las tuberías de producción. 
 
En un pozo horizontal el incremento del área de contacto a bajos 
diferenciales de presión (drawdown) permite recuperar más cantidad de 
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petróleo y gas, además de reducir los problemas de conificación de agua 
y gas. Sin embargo, existe un factor que puede limitar la longitud útil de 
un pozo horizontal y es la pérdida por fricción en el pozo. 
 
En pozos horizontales de sección horizontal pequeña, la fricción es 
despreciable y el pozo actúa con un diferencial de presión uniforme, la 
tasa de producción q, entonces aumenta rápidamente con la longitud del 
pozo, L. En pozos con secciones horizontales largas, la fricción agota el 
diferencial de presión que existe en el pozo productor, entonces la tasa de 
producción es independiente de la longitud (Un aumento de un pie de 
longitud en la sección horizontal no genera un aumento significativo de la 
tasa). Todos los pozos horizontales se encuentran entre estos extremos. 
 
La caída de presión en el reservorio depende de los siguientes factores: 
• Caudal (Q): mayor caudal, mayor caída de presión (ΔPr). 
• Permeabilidad (k): reducción de la permeabilidad genera mayor caída de 
presión. 
• Viscosidad (μ): fluido del pozo con alta viscosidad genera mayor caída 
de presión, que uno con viscosidad más baja. 
• Daño de la formación (S): dando por resultado la permeabilidad reducida 
(k) y una mayor caída de presión 
 
Opciones de completación: la caída de presión depende de la opción de 
la completación: 
 
 Diámetro del pozo. Si aumentamos el diámetro del pozo, la caída 
de presión disminuirá porque el fluido del pozo entrará en una 
primera etapa, consiguiendo un área más grande del flujo (región 
de flujo radial incrementada). 
 Variaciones en las perforaciones. La altura del intervalo perforado y 
la profundidad de la penetración. 
 Equipo de control de arena. Empaquetamientos con grava, filtros o 
una combinación de éstos. 
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 AICDs. Regulan la caída de presión en la totalidad de la sección 
horizontal del pozo. 
 
 
 Gráfico 28.  Vista de planta y la sección transversal o lateral del 
pozo. 
Fuente: Halliburton 
Daño de formación 
 
El daño puede ser causado por uno de los siguientes fenómenos que 
caracterizan el flujo real hacia el pozo: cambio de la permeabilidad cerca 
del hoyo, cambio en la geometría de flujo radial causada por la limitada 
entrada al hoyo, convergencias del flujo dentro de las perforaciones por 
cañoneo y la velocidad del flujo de fluidos. 
 
La poca influencia que tiene el efecto de daño en la productividad de un 
pozo horizontal colocado en un yacimiento de alta permeabilidad explica 
la razón por la que han sido exitosos muchos pozos horizontales. En 
estos yacimientos los pozos horizontales son perforados, completados y 
puestos en producción inmediatamente, en algunos casos sin 
estimulación. 
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Tomando en cuenta la anisotropía de las permeabilidades y los tiempos 
de exposición a los lodos de perforación y completación, la zona dañada 
en un pozo horizontal toma forma de cono truncado con su base mayor 
cerca del inicio de la sección horizontal (denominada también talón) del 
pozo. 
 
 
  Gráfico 29.  Daño de formación de pozos horizontales. 
Fuente: PET 472 lecture notes. Spring 2012. Reservoir Engineering 
Aspects of Horizontal Wells. 
 
Este daño se introduce en el denominador de la ecuación propuesta por 
Joshi de la siguiente manera: 
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Ecuación 3. Cálculo de caudal en pozos horizontales con daño de 
formación por el método de Joshi 
 
Donde: 
 
   
 
 es el daño en la sección horizontal. 
 
       es el índice de anisotropía entre las permeabilidades vertical y 
horizontal y se define como: 
 
     √
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Y donde a es el semi eje mayor del elipsoide de drenaje formado por el 
pozo horizontal de largo L. 
  (
 
 
) [      √      (
   
 
)
 
]
   
  
El impacto de este factor sobre la producción del pozo puede ser enorme 
si se consideran los rangos de valores entre los que suelen estar los 
miembros del denominador de la ecuación anterior. El primer logaritmo 
comúnmente ronda valores entre 1,5 a 3 y el segundo logaritmo suele 
tener valores entre 2,5 a 4,5 mientras que    
 
 puede ser tan grande como 
50 y por lo general tiene valores cercanos a 20. Incluso al multiplicarlo  
por  
      
 
 cuyo rango de valores va desde 10-2 hasta 0,3 su efecto en la 
tasa de producción puede ser sustancial. 
 
Gráfico 30.  Cono de Daño y formas elipsoidales de acuerdo al índice de 
anisotropía. 
Fuente: PET 472 lecture notes. Spring 2012. Reservoir Engineering 
Aspects of Horizontal Wells. 
 
La forma del daño depende del índice de anisotropía de las 
permeabilidades horizontal y vertical. Este índice de anisotropía genera 
una forma elípsoidal uniforme en todo el hoyo, pero los tiempos de 
exposición durante la perforación y completación del pozo modifican esta 
forma para generar un cono elíptico truncado con la base de mayor radio 
cercana al talón del pozo horizontal. 
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Luego durante la producción del pozo el perfil de presiones dentro del 
hoyo deja de ser uniforme, teniendo el mayor diferencial de presión en el 
inicio de la sección horizontal (talón) del pozo y de esta forma el daño 
inducido por producción también tendrá forma elipsoidal. 
 
Toulekima llevó a cabo un estudio sobre el efecto que tiene la localización 
del daño en la sección horizontal sobre la productividad del pozo, llegando 
al resultado de que el rendimiento del pozo era afectado en gran magnitud 
cuando el daño se localizaba en la parte final de la sección horizontal y 
menos afectado cuando se localizaba el daño al inicio de la sección 
horizontal. 
 
Esto se debe a que el daño genera una caída de presión adicional que es 
más significativa cuando se ubica en la parte final de la sección horizontal. 
 
Factor de Daño 
 
Van Everdingen & Hurst introdujeron el factor de daño en la industria 
petrolera ya que ellos notaron que para tasas de flujo dadas la presión 
medida en el fondo del hoyo era menor que la calculada, y lo atribuyeron 
a una reducción en la permeabilidad alrededor de los límites del pozo. 
 
Van Everdingen & Hurst llamaron a esto, zona invadida o dañada y a la 
caída de presión asociada como efecto del factor de daño la cual viene 
dada por: 
  
          
          
 
 
El concepto introducido por Everdingen & Hurst presenta algunos 
problemas cuando el factor de daño S es negativo. Por esto, Hawkins 
introdujo otro concepto, el presentó que el factor de daño para una zona 
dañada de radio rs con permeabilidad Ks en una formación con 
permeabilidad K y radio del pozo rs puede ser presentado como: 
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Las ecuaciones anteriores son válidas para estados estables y 
semiestables. Así tenemos: 
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Ecuación 4. Cálculo de la pérdida de presión por daño de formación para 
pozo vertical 
 
                    (
         
 
)
 
 
 
 
Ecuación 5. Cálculo de la pérdida de presión  por daño de formación para 
pozo horizontal 
 
Comparando las ecuaciones se tiene que para un mismo valor de S la 
pérdida de presión en la región dañada en un pozo horizontal es menor 
que en un pozo vertical, lo cual se debe a que la tasa de flujo que ingresa  
por unidad de longitud de un pozo horizontal es mucho menor que en un 
pozo vertical. 
 
Regímenes de Flujo  
 
Los regímenes de flujo en un pozo horizontal difieren ampliamente de los 
que ocurren en un pozo vertical. Al inicio de la producción, los pozos 
experimentan altas tasa de producción, durante el período que dure ésta 
elevada producción y se alcance la condición de estado semiestable se 
pueden observar varios regímenes de flujo. 
 
El Gráfico 31a muestra el régimen de flujo radial temprano, en donde la 
onda de presión se está moviendo radialmente desde los límites del pozo 
y no ha llegado a los límites del yacimiento. Este régimen es muy similar 
al de un pozo vertical de conductividad infinita, la duración es muy corta a 
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menos que el espesor del yacimiento sea muy grande o la permeabilidad 
vertical sea muy pequeña. 
 
 
Gráfico 31.  Regímenes de Flujo pozos horizontales 
Fuente: SHORT “Jim”, J.A. Introduction to Direccional and Horizontal 
Drilling. PennWellBook. Tulsa, Oklahoma 1993. 
 
Una vez que el límite ha sido alcanzado se establece un modelo de flujo 
semi-cilíndrico (Gráfico 31b), este régimen de flujo es significante solo 
cuando el pozo está cerca de los límites del yacimiento. La longitud del 
pozo horizontal es mucho mayor que el espesor del yacimiento, entonces, 
se establece un régimen de flujo lineal una vez que la onda de presión ha 
alcanzado ambos límites, tanto el inferior como el superior (Gráfico 31c). 
Si la onda de presión se mantiene constante y no alcanza los límites del 
yacimiento en una distancia razonable, el flujo a través viene a ser radial 
incluso después de mucho tiempo (Gráfico 31d). Si se tiene una 
yacimiento semi infinito, una vez que los límites paralelos al pozo son 
alcanzados se desarrollará un flujo lineal (Gráfico 31e). 
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Índice de productividad (IP)  
 
Una de las mayores ventajas de un pozo horizontal sobre uno vertical, es 
el área de contacto más grande que hay entre el pozo horizontal y el 
reservorio, comparado con un pozo vertical en el mismo reservorio. Esto 
puede significativamente mejorar la productividad de dicho reservorio, Sin 
embargo la productividad de un pozo horizontal puede ser afectada 
considerablemente por la permeabilidad anisotrópica del reservorio. 
 
IP para reservorios homogéneos e isotrópicos: 
 
El índice de productividad en el estado continúo estacionario para pozos 
horizontales dentro de reservorios homogéneos e isotrópicos está dado 
por los siguientes métodos: 
 
 MÉTODO DE JOSHI 
  (
 
 
) [      √      (
   
 
)
 
]
   
  
 
   
  
      
 
           (      )
    
  
[
 
 
   √   (
 
 )
 
 
 ]
 
 
 
 
 
 (  
 
   
)
  
Ecuación 6. Cálculo del índice de productividad para pozos horizontales, 
reservorios homogéneos e isotrópicos por el método de Joshi 
 
Donde:  
IP= Índice de Productividad, BPPD/Lppc.  
Qo= Tasa de Petróleo, BPPD.  
Pe= Presión Estática del yacimiento, Lppc.  
Pwf= Presión de fondo fluyente, Lppc.  
Ko= Permeabilidad efectiva del petróleo, mD 
h= Espesor del yacimiento,pies.  
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μo= Viscosidad del petróleo, cp.  
βo= Factor volumétrico del petróleo, BY/BN.  
rw= Radio del pozo. pies.  
re= Radio de drenaje de un pozo vertical, pies.  
a= Semieje mayor de la elipse del área de drenaje para pozo horizontal, ft.  
L= Longitud horizontal efectiva, pies.  
reh= Radio de drenaje de un pozo horizontal, pies. 
 
 MÉTODO DE GIGER et al. 
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Ecuación 7. Cálculo del índice de productividad para pozos horizontales, 
reservorios homogéneos e isotrópicos por el método de Giger 
 
 
 MÉTODO DE BOROSOV  
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Ecuación 8. Cálculo del índice de productividad para pozos horizontales, 
reservorios homogéneos e isotrópicos por el método de Borosov 
 
Donde: 
L: longitud de la sección horizontal del pozo, ft  
h: espesor de la formación, ft  
rw: radio del pozo, ft  
reh: radio de drenaje del pozo horizontal, 
   √
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IP Para Reservorios homogéneos y Anisotrópicos: 
 
Muchos reservorios son anisotrópicos y tienen diferentes valores de 
permeabilidad en diferentes direcciones. Por ejemplo, en un reservorio 
laminado, la permeabilidad vertical es usualmente mucho menor que la 
permeabilidad horizontal.  
 
Un reservorio que es interceptado por un gran número de fracturas 
verticales tendrá mayor permeabilidad vertical que permeabilidad 
horizontal. La anisotropía de la permeabilidad puede tener un 
considerable efecto sobre la productividad de un pozo horizontal. 
 
 MÉTODO DE JOSHI 
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Ecuación 9. Cálculo del índice de productividad para pozos horizontales, 
reservorios homogéneos y anisotrópicos por el método de Joshi 
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 MÉTODO DE RENARD Y  DUPUY 
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Ecuación 10. Cálculo del índice de productividad para pozos 
horizontales,  reservorios homogéneos y anisotrópicos por el método de 
Renard y Dupuy 
 
 
Donde: 
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Conificación 
 
La conificación de agua y gas como sabemos es un problema serio en 
muchas de las aplicaciones en los campos petroleros. La producción de 
estos fluidos puede reducir la producción de petróleo significativamente. 
 
Con la producción la presión del yacimiento declina y el contacto agua 
petróleo se eleva muy acentuadamente en la vecindad del hoyo; la altura 
del levantamiento refleja la presión inmediatamente sobre el contacto. La 
pendiente de la superficie petróleo agua, refleja el gradiente de presión 
horizontal en el contacto. 
 
A medida que la tasa de producción de petróleo aumenta el gradiente de 
presión aumenta y el agua sube un poco más. Eventualmente, la tasa de 
producción crítica es alcanzada y el agua sube hacia el pozo ocurriendo la 
ruptura del agua; la tasa crítica se define como la máxima producción de 
petróleo sin producción de agua o gas y depende del diferencial de 
densidades entre el petróleo y el agua y la viscosidad del petróleo. 
 
La perforación horizontal puede colocar un pozo cerca del tope del 
yacimiento, lejos del contacto agua petróleo. El volumen de petróleo 
desplazado antes de la irrupción del agua es el volumen dentro del cono 
alrededor del pozo vertical. 
 88 
 
En un pozo horizontal el cono se transforma en cresta y es capaz de 
capturar un mayor volumen de petróleo debido a la longitud del pozo, la 
caida de presión es minimizada mientras se mantiene la producción, esto 
reduce el gradiente de presión y aumenta el ancho de base de la cresta 
para aumentar la altura de la cresta se debe crear una caída de presión 
mayor. Como se muestra en la Gráfica 32. 
 
 
Gráfico 32.  Conificación en un pozo horizontal 
Fuente:  JOSHI, S.D., Horizontal Well Technology; Penn Well Publication, 
Tulsa OK, 1991. 
 
Pueden ocurrir problemas si la permeabilidad a lo largo del pozo 
horizontal es variable, puede producirse agua prematuramente de una 
sección de alta permeabilidad y afectar negativamente el rendimiento total 
del pozo. 
HIPÓTESIS 
 
 Implementando el Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) 
en la completación de pozos horizontales del Bloque 16 se logrará 
una mayor recuperación de petróleo, alargando la vida productiva 
del reservorio y disminuyendo  significativamente el BSW. 
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CAPÍTULO III 
DISEÑO METODOLÓGICO 
TIPO DE ESTUDIO 
 
El presente trabajo es de carácter descriptivo, transversal y prospectivo el 
mismo que contará con una investigación bibliográfica y de campo. 
 
Es descriptivo debido a que se realiza un estudio dirigido a determinar la 
situación de la variable, que es el estudio de factibilidad técnico 
económica del Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) en pozos 
seleccionados. 
Prospectivo porque los resultados obtenidos serán aplicados en el futuro. 
Transversal debido a que el estudio se lo va a realizar en el periodo 
septiembre 2012 – abril 2013. 
Esta investigación es de estudio bibliográfico porque tiene el propósito 
fundamental de recopilar información sobre el tema en fuentes 
bibliográficas; además, la orientación que se le dará, será en base a 
criterios técnicos, conceptualizaciones,  conclusiones y recomendaciones  
para llegar a una adecuada solución del problema. 
 
Esta  investigación  es de  campo, porque se estudiará el fenómeno en la 
fuente principal de información, es decir, se la realizará en el área de 
Desarrollo y Perforación de REPSOL, en donde se encuentra la 
información que será objeto de análisis. 
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UNIVERSO Y MUESTRA 
 
El Universo de estudio está constituido por los pozos del Bloque 16, y la 
muestra tomada en base al estudio retrospectivo de la información 
disponible de dicho Bloque son los pozos G – 10H y A – 20H. 
 
Se consideran estos pozos para la implementación de la herramienta 
AICD como pozos pilotos con la finalidad de determinar la eficiencia de 
esta herramienta en la producción de petróleo y control de agua en pozos 
horizontales y con ello recomendar el uso de este dispositivo en otros 
pozos. 
 
MÉTODOS Y TÉCNICAS 
 
El  estudio se basará en datos bibliográficos sobre las bases teóricas en 
que se fundamentan cada uno de los métodos a considerarse como parte 
del presente trabajo, estos ayudarán a conocer la eficiencia que tiene la 
herramienta AICD en pozos horizontales en relación a pozos que estén 
completados convencionalmente (mediante Standalone Screens).  
 
Principalmente se tendrá información de Repsol que es la empresa 
Operadora y de Halliburton la cual tiene como patente la tecnología del 
Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD), también se hará trabajo 
de campo visitando los pozos seleccionados donde se va a bajar está 
tecnología con la finalidad de obtener datos más confiables y 
representativos. 
 
Posteriormente se realizará el estudio de factibilidad para verificar si la 
herramienta empleada da mejor resultado y beneficio. 
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DISPOSITIVO AUTÓNOMO DE CONTROL DE FLUJO (AICD) 
Introducción a la Tecnología de la herramienta AICD 
 
Un método común para maximizar el contacto de la zona de pago de una 
reducida  formación petrolífera es mediante la creación de perforaciones 
horizontales. Los avances de la perforación direccional y horizontal hacen 
que la configuración de estos pozos sea posibles, pero con este nuevo 
método de completación, también se tiene desafíos. Uno de estos retos 
es la producción desigual de los fluidos a lo largo de la completación.  
 
Esta producción desigual se produce a lo largo de las  completaciones 
homogéneas, en la que el fluido tiende a entrar más rápido en el talón que 
en la punta o pie del reservorio; como en formaciones heterogéneas en 
las que le fluido se desplaza mucho más rápidamente a través de la roca 
más permeable que en la roca menos permeable. Esta producción 
desigual de fluido conduce al avance de fluidos no deseados, más 
móviles, tales como agua y / o gas. Una vez que estos fluidos se abren 
paso, tienden a asumir el control del pozo, reduciendo significativamente 
la producción de aceite. La industria ha combatido este problema  
mediante la instalación de dispositivos pasivos de control de flujo (ICDs).  
 
El ICD crea una caída de presión adicional en el pozo la cual sirve para 
equilibrar el flujo de fluidos a lo largo de la longitud del pozo, retardar la 
aparición del fluido no deseado. Aunque los pasivos ICDs ayudan a 
retrasar este avance, una vez se produzca la saturación, estos no tienen 
la capacidad para frenar la producción de líquidos no deseados. (Dikken, 
1990) (Brekke y Lein, 1994). 
 
El Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) fue desarrollado 
específicamente para combatir estos problemas comunes a lo largo de la 
completación horizontal.  La AICD es una nueva generación de la ICD que 
no solo funciona como una ICD pasiva, también puede reducir 
significativamente la producción de líquidos no deseados una vez se 
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produzca la saturación. Esta reducción en los fluidos no deseados se 
produce autónomamente, utilizando la tecnología innovadora de dinámica 
de fluidos con el fin de diferenciar entre los fluidos deseados y no 
deseados. 
 
Como se dijo anteriormente el AICD no tiene partes móviles, no requiere 
orientación de fondo de pozo y no contiene sellos elastoméricos. Esto da 
como resultado una solución simple, fiable y rentable a las limitaciones 
mencionadas de la ICD. (Birchenko et.al, 2008). 
 
La AICD es una válvula de estado sólido que permite el flujo de fluidos 
deseables, como el aceite, y restringe el flujo de fluidos indeseables como 
el agua. La AICD realiza dos funciones principales mediante, el selector 
de viscosidad que identifica el fluido y el restrictor de flujo que restringe el 
flujo cuando este no es deseado. Ambas funciones son creadas por 
canales de flujo especialmente diseñados dentro de la válvula de carburo 
sólido. 
 
El aceite, al ser más viscoso, tiende a tomar el camino más corto a la 
salida, entrando en la boquilla de salida radialmente. Al seguir una vía 
directa la restricción para el aceite es mínima. El agua al ser menos 
viscosa, tiende a evitar los canales que conducen directamente a la 
boquilla de salida y por el contrario sigue una trayectoria tangencial por la 
boquilla de salida. Esta trayectoria tangencial hace que el agua comience 
a girar rápidamente a medida que  se acerca a la boquilla de salida. Al 
realizar giros en la misma posición crea una caída de presión, reduciendo 
significativamente la velocidad de flujo de agua (líquido no deseado) a 
través del dispositivo. 
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Gráfico 33.  Muestra completa de la Válvula AICD 
Fuente:  Halliburton 
 
El Gráfico 33 es una imagen del dispositivo del tamaño de la palma de la 
mano, construido a partir de una pieza sólida de carburo de tungsteno. La 
válvula está montada en una cascara que se conecta en la parte exterior 
de un tubo base estándar. El tamaño compacto permite una construcción 
de bajo perfil sin protuberancia en el interior de la tubería base. El número 
de válvulas utilizadas se basan en los requisitos de los usuarios y también 
pueden ser fácilmente adaptados para insertarse en una pantalla. 
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Descripción del Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) 
 
 
Es una nueva generación de Dispositivo de Control de Flujo que tiene la 
habilidad de restringir automáticamente el flujo en pozos horizontales, 
basado en las propiedades del fluido que fluye a través de este.  Entre 
estas características se tiene. 
 
 No contiene partes móviles 
 No requiere orientación en fondo 
 Utiliza fluido vectorial para direccionar el flujo 
 
Por ello se lo conoce como Dispositivo Autónomo de Control de Flujo 
(AICD). 
 
 
 
 
 
Gráfico 34.  Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) 
 
Fuente: Halliburton 
 
 
 
 
Gráfico 35.  Completación de un pozo horizontal con AICD 
 
Fuente: Halliburton 
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Componentes del Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) 
 
Existen tres componentes individuales de dinámica de fluidos que 
funcionan juntos, estos son: 
 
 Selector de viscosidad.-  Determina que fluido está viajando a 
través del dispositivo (AICD). 
 
 Intercambiador de flujo.- Dirige el fluido seleccionado bajo uno de 
los dos caminos del dispositivo (AICD). 
 
 Restrictor de flujo.- Restringe el paso de fluidos indeseados (agua 
o gas). 
 
A continuación describiremos detalladamente cada uno de los 
componentes del AICD. 
 
Selector de Viscosidad 
 
En el Dispositivo Autónomo de Control de Flujo se tiene un sistema de 
caminos de flujo que utilizan la viscosidad, densidad y velocidad del fluido 
como un criterio de selección para determinar que fluido está viajando a 
través del AICD, finalmente se tiene tres caminos de flujo los cuales 
tienen el siguiente principio. 
 
Camino independiente de la viscosidad.- Una serie de expansiones y 
contracciones que son insensibles a la viscosidad del fluido. Favorece el 
ingreso de petróleo. 
 
Camino principal de flujo.- Un camino grande, flujo recto y corto el cual 
favorece tanto el ingreso de aceite como de agua. 
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Camino dependiente de la viscosidad.- Una trayectoria de flujo grande 
y largo que es muy sensible a la viscosidad del fluido. Favores el ingreso 
de agua. 
 
 
 
Gráfico 36.  Camino principal e independiente de la viscosidad 
Fuente: Halliburton 
 
 
 
 
 
Gráfico 37.  Camino principal y dependiente de la viscosidad 
Fuente: Halliburton 
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Intercambiador de Flujo 
 
En este punto se origina un cruce de fluido donde el principal camino de 
flujo del intercambiador de flujo es direccionado por una de las dos 
direcciones dependiendo de las propiedades del fluido que está viajando 
a través del AICD. 
 
 El fluido que está ingresando por el camino independiente de la 
viscosidad y el camino principal chocan y la suma de este fluido se 
direcciona por la vía del petróleo. Cualquier líquido residual del 
camino dependiente también se direcciona por la vía del petróleo. 
 
 
Gráfico 38.  Direccionamiento del petróleo 
Fuente: Halliburton 
 
 
 El fluido que está ingresando por el camino dependiente de la 
viscosidad y el camino principal chocan y la suma de este fluido se 
direcciona por la vía del agua. Cualquier líquido residual del camino 
independiente también se direcciona por la vía del agua. 
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Gráfico 39.  Direccionamiento del agua 
Fuente: Halliburton 
 
 
 
 
Restrictor de Flujo 
 
 
Un manifold (permite el paso de fluidos), donde se produce la restricción 
del paso de fluido no deseado, el cual se determina basándose en la 
trayectoria del fluido. 
 
 El fluido que entra del intercambiador de flujo de la vía del petróleo 
tiene un efecto directo (radial) en la ruta de salida del manifold (en 
el tubo base) y por ello ve pocas restricciones. 
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Gráfico 40.  Dirección radial del petróleo 
Fuente: Halliburton 
 
 El fluido que entra del intercambiador de flujo de la vía del agua 
toma una ruta tangencial en el manifold realizando en numerosas 
ocasiones círculos alrededor de la salida creando una caída de 
presión y restringiendo así el flujo. 
 
 
Gráfico 41.  Dirección tangencial del agua 
Fuente: Halliburton 
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Diseño de la Válvula AICD para Agua - Petróleo Pesado (HOW) 
 
El petróleo del Bloque 16 tiene una viscosidad promedio de 60 cP por lo 
que esta válvula es la óptima. Sus características son: 
 
 Rango óptimo entre 10 cP y 200 cP. 
 Puede ser eficaz bajo una viscosidad de 2 cP y sobre una de 400 
cP. 
 Altamente restrictivo con el  agua y también restringe gas. 
 Calificado debido a que pasó todas las pruebas de Halliburton. 
 La caída de presión en el petróleo es modificable. 
 No contiene partes móviles, electrónicas ni conexión en superficie, 
de igual forma no requiere intervención manual. 
 Restringe el flujo de fluido no deseado. 
 Incrementa selectivamente el delta P para evitar la producción del 
líquido no deseado (agua). 
 
 
Partes de la Válvula AICD 
 
 La trayectoria de flujo se da por un inserto de carburo de 
tungsteno. 
 El inserto está montado en un soporte de 316L (aceros inoxidables 
resistentes a la  ruptura y corrosión compuestos principalmente por 
molibdeno, cromo y niquel). 
 El flujo entra por las inserciones de las dos esquinas. 
 El flujo sale del inserto por el lado posterior a través de una boquilla 
 La boquilla se ajusta bajo presión en el soporte para crear un sello 
hermético presurizado. 
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 Gráfico 42.  Partes de la válvula AICD 
Fuente: Halliburton 
 
 
 El inserto y el soporte están montados en una carcasa que está 
soldada al tubo base. 
 La carcasa puede contener hasta cuatro insertos en función de las 
tasas de flujo deseadas a través de la válvula. 
 Los insertos están alineados con las perforaciones del tubo base. 
 La cubierta está soldada sobre la carcasa. 
 El Dispositivo Autónomo de Control de Flujo puede ser instalado en 
cualquier  completación para el control de arena. 
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Gráfico 43.  Carcasa Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) 
Fuente: Halliburton 
 
Ventajas 
 
 El delta P solo existe cuando es necesario. 
 El delta P ocurre solamente a través de la zona de irrupción o 
avance de agua. 
 El resto de la sección horizontal está libre de caídas de presión 
mayores. 
 En la válvula AICD existirá una pequeña caída de presión que 
ayudará a corregir el efecto punta talón. 
 El diferencial de presión a través de la AICD aumenta 
drásticamente con la irrupción de agua. 
 Si el agua retrocede, el AICD no restringe la producción de 
petróleo. 
 Si existe alguna incertidumbre, es decir se tiene fracturas naturales 
la AICD solo funcionará cuando sea necesario. 
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 Si en una sección es probable que el agua ingrese primero, en esta 
sección se instala la AICD para cortar el avance acelerado de agua 
sin la necesidad de intervenir manualmente. 
 
De acuerdo estudios de laboratorio realizados en laboratorio la 
implementación de la AICD reduce la entrada de agua en un 72% con 
respecto al Dispositivo de Control de Flujo convencional (ICD) como 
observamos en el Gráfico 46, a continuación. 
 
 
Gráfico 44.  Reducción de entrada de agua con el Dispositivo Autónomo 
de Control de Flujo (AICD) 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 45.  Caída de presión a través de la completación 
Fuente: Halliburton 
 
Problemática de la producción de agua en el Bloque 16 
 
El Bloque 16 y en especial los campos AMO y GINTA tienen como 
principal problema la producción exagerada de agua al llegarse a producir 
un BSW sobre el 95 % en un período muy corto de tiempo debido al 
potente acuífero de fondo y a su vez la producción de petróleo reduce 
rápidamente y con ello la cantidad de recuperación final. 
 
La mayoría de pozos del Bloque 16  están completados con liner ranurado 
o malla (SAS). Es por ello que se decidió realizar la perforación de pozos 
horizontales para obtener una mayor zona de pago y completarlos con la 
tecnología AICD para evitar el avance temprano de agua. 
 
Cuando tenemos un reservorio homogéneo que tiene permeabilidad 
horizontal constante y está completado con un liner ranurado o malla 
(SAS) (es decir no tengo ningún tipo de control de flujo) el mayor Draw 
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Down se produce en el talón (heel) y en el pie (toe) casi no se produce 
fluido. 
 
 
Gráfico 46.  Reservorio Homogéneo con permeabilidad relativa constante 
sin ICD (Dispositivo de Control de Flujo) 
Fuente: Halliburton 
 
 
Con la tecnología ICD se debe cementar el pozo en vez de poner liner 
ranurado (SAS), con ello si la mayor cantidad de fluido ingresa por el talón 
es ahí donde lo voy a chocar el pozo, es decir voy a restringir el flujo por 
esa zona para que el caudal ingrese de una forma homogénea. 
 
 
Gráfico 47.  Reservorio Homogéneo con permeabilidad relativa constante 
con ICD (Dispositivo de Control de Flujo) 
Fuente: Halliburton 
 
Talón Punta 
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En Repsol no tenemos yacimientos homogéneos, tampoco en Ecuador. 
 
En cambio en reservorios heterogéneos, se tiene diferentes 
permeabilidades, es decir una zona más permeable que otra; por lo tanto 
por la zona más permeable se va a meter el fluido si yo pongo un tubo 
ranurado o malla (SAS). 
 
 
 
Gráfico 48.  Reservorio Heterogéneo con permeabilidad variable sin ICD 
(Dispositivo de Control de Flujo) 
Fuente: Halliburton 
 
 
Para que no suceda este fenómeno se debería chocar las zonas donde 
existe mayor permeabilidad, en tal virtud  se divide la sección horizontal 
en zonas tomando en cuenta principalmente la permeabilidad para así 
controlar el flujo y evitar la conificación. 
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Gráfico 49.  Reservorio Heterogéneo con permeabilidad variable con ICD 
(Dispositivo de Control de Flujo) 
Fuente: Halliburton 
 
 
Como es conocido las zonas que tienen mayor permeabilidad son las que 
tienen el GR (Gama Ray) limpio, de igual forma debemos conocer la 
resistividad  con ello nos damos cuenta que el reservorio es heterogéneo; 
estos datos se obtiene mientras se va perforando.  Es aquí donde usamos 
las herramientas de geonavegación (PERISCOPE), de esta forma se va 
perforando siempre por arriba del yacimiento y se evita el contacto agua-
petróleo ya que como mencionamos el problema de Repsol es la 
producción excesiva de agua. 
 
 
Principios del Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) 
 
Supongamos que tenemos un yacimiento de tres zonas de diferente 
permeabilidad. Así tenemos una de 8000 mD otra de 6000 mD y 
finalmente una de 4000 mD. La presión del yacimiento es 2900 PSI. Esto 
lo visualizamos en el Gráfico 50. 
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Gráfico 50.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable  
Fuente: Halliburton 
 
Procedemos a perforar un pozo horizontal y le vamos a completar con un 
liner ranurado o malla (SAS), al graficar la escala de presión del radio del 
pozo al radio de drenaje para que el pozo fluya debe existir una caída de 
presión. 
 
A la zona más permeable de 8000  mD  le queremos sacar fluido 
interesante  y supongamos que para ello Pwf es de 2750 PSI, es decir se 
tiene 150 PSI de draw down. A la zona de 6000 mD también le queremos 
sacar un fluido interesante pero como la permeabilidad es menor el  draw 
down debe ser mayor en este caso tomamos 300PSI. Finalmente a la 
zona de 4000 mD para sacar un caudal grande el draw down debe ser 
mucho mayor por la baja permeabilidad, 450 PSI. Esto es si yo desearía 
sacar el mismo caudal de todas. 
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Gráfico 51.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con SAS 
Fuente: Halliburton 
 
 
 
De esta manera en la cara de la formación tendría 2750, 2600, y 2450 PSI 
respectivamente luego tenemos el hueco y la malla. Resulta que la 
pérdida de carga entre el hueco y la malla es insignificante, así la presión 
en la tubería de la zona de 8000 mD sería de  2748 PSI y la pérdida de 
carga de la sección horizontal de unos 1000 ft es aproximadamente 10 
PSI (esto nos podemos dar cuenta en los registros de producción PLT). 
Con todo esto se tendría 2738 PSI en el talón. 
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Gráfico 52.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con SAS. Producción zona 8000 mD 
Fuente: Halliburton 
 
 
Por este motivo las otras zonas que también quieren fluir un caudal 
grande  (zonas de 6000 mD y 4000 mD) no van a poder producir el mismo 
caudal ya que en la zona de 6000 mD tengo una Pwf de 2600 PSI y en la 
zona de 4000 mD  una Pwf de 2450 PSI, mientras que en la salida de la 
sección horizontal se tiene 2738 PSI; esto se debe a que siempre el fluido 
va de una presión mayor a una presión menor por lo que no van a 
producir un caudal grande, por ello la zona de 8000 D debe disminuir su 
caudal para que el draw down sea parecido a la de las 2 zonas restantes 
y puedan producir un caudal similar. 
 
Siempre la zona que pone la presión es la que tiene mayor permeabilidad. 
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Gráfico 53.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con SAS. Restricción de  producción de las zonas de 
6000 mD y 4000 mD. 
Fuente: Halliburton 
 
 
Al ser la zona de mayor permeabilidad la única productora, con el paso 
prematuro del tiempo el agua se vendrá por esta zona y daría origen a la 
conificación. 
 
Gráfico 54.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con SAS. Se produce conificación  
Fuente: Halliburton 
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En realidad no pasa esto, sino que la más permeable es la que pone la 
presión adentro del reservorio, así las tres zonas fluyen pero esto 
ocasiona una desigualdad de producción sobre todo en la de mayor 
permeabilidad donde también se puede producir una conificación. 
 
 
 
Gráfico 55.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con SAS. Producción desigual de las  3 zonas que 
lleva a la conificación. 
 
Fuente: Halliburton 
 
 
Pérdida de presión por el AICD 
 
Por todos estos antecedentes ya no se completa en Repsol con mallas 
(SAS), sino que se empezó a implementar las ICDs y posteriormente las 
AICDs (herramienta de estudio) por los beneficios que veremos a 
continuación. 
 
Para que no suceda el avance de agua y una inminente conificación se 
debe hacer algo dentro del pozo para controlar la presión en el tubo (es 
decir se produce una caída de presión dentro del pozo pero controlada). 
Con ello van a fluir las 3 zonas un caudal grande y uniforme.  
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Gráfico 56.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con AICDs y swellpackers.  
 
Fuente: Halliburton 
 
Es decir la AICDs se colocan dentro del pozo, y la zona de mayor 
permeabilidad que es la que pone la presión la vamos a chocar para que  
disminuya a 2400 PSI (en este caso)  y así puedan fluir todas las zonas 
un caudal grande y uniforme. 
 
Gráfico 57.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con AICDs y swellpackers. Caída de presión de la 
zona de mayor permeabilidad para permitir el flujo. 
 
Fuente: Halliburton 
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Aquí podemos ingresar el concepto de skin que es aquel que produce una 
caída de presión adicional cerca del pozo, las AICDs hacen algo parecido 
pero este sería un daño controlado y beneficioso, como se dijo 
anteriormente en la zona más permeable  que es de 8000 mD vamos a 
producir una caída de presión más grande para llegar a 2400 PSI como si 
fuese un skin mayor pero mecánico. Mientras que a la zona de 6000 mD 
se le restringe el caudal un poco menos y a la de 4000 D mucho menos 
todavía como se observa en el Gráfico 60. Cabe recalcar que no es daño 
porque no lo vamos a remover con ácido u otro método.  
 
 
Gráfico 58.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con AICDs y swellpackers. Producción uniforme de 
las 3 zonas. 
Fuente: Halliburton 
 
 
Las AICDs hacen que el fluido entre solo por las válvulas previamente 
diseñadas y con ello producimos más pérdida de carga. El fluido ingresa 
uniformemente, se restringe el ingreso de agua y se evita la conificación. 
Los swellpackers se usan ya que si no los coloco el fluido se iría por la 
zona donde exista menos restricción. 
 115 
 
 
Gráfico 59.  Ejemplo de Reservorio Heterogéneo con permeabilidad 
variable completado con AICDs y swellpackers. Evita la  conificación  
Fuente: Halliburton 
 
 
Beneficios de la Tecnología AICD 
 
Con las ICDs se podía retardar el flujo de agua, pero a la larga va a llegar, 
y cuando llega el agua e ingresa por los orificios, al ser menos viscosa (0, 
3 cP a condiciones de yacimiento) en relación a la del petróleo (60 cP en 
Repsol) ya no hay quien la pare. 
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Gráfico 60.  Reservorio después de la irrupción parcial de agua 
completado con ICDs. 
Fuente: Halliburton 
 
Esa es la ventaja fundamental de las AICDs que para que se produzca 
agua requiere una mayor caída de presión que al producir petróleo, 
concepto totalmente contrario a la ICD por ello se controla de mejor forma 
el avance excesivo y temprano de agua. 
 
 
Gráfico 61.  Reservorio después de la irrupción parcial de agua 
completado con AICDs. 
Fuente: Halliburton 
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Por ejemplo si deseamos producir 200 BPPD se requerirá una caída de 
presión de aproximadamente 3,5 bar, esto es con la ICD como AICD. 
Para producir los mismos 200 BAPD por ser un fluido menos viscoso que 
el petróleo y tener mayor movilidad se necesita una pérdida de carga de 1 
bar esto con  la ICD, en cambio con el AICD al producir 200 BAPD  se 
requiere una pérdida de carga mucho mayor de aproximadamente 7 bar. 
Es decir cuando viene el agua se requiere más pérdida de carga en 
relación al petróleo lo que ayuda significativamente en el control del fluido 
no deseado. El caso es que con la AICD cuando viene el agua produce 
una caída de presión adicional. El beneficio fundamental de las AICDs lo 
observamos en el Gráfico 62. 
 
 
Gráfico 62.  Comparación de la pérdida de carga que requiere al producir 
agua entre la ICD y AICD. 
Fuente: Halliburton 
 
En la AICD primero seleccionamos el flujo y luego lo encaminamos, y de 
acuerdo al fluido que sea, se va a mover con más o menos restricciones. 
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Gráfico 63.  Producción de petróleo en función de la caída de presión en 
la AICD. 
Fuente: Halliburton 
 
En el Gráfico 63 podemos visualizar que con una caída de presión de 6,5 
bar se produce más de 300 BPPD mientras que en el Gráfico 64 se 
observa que con la misma caída de presión de 6,5 bar solo se produce 
100 BAPD, esto gracias a la implementación de la herramienta de estudio. 
 
Gráfico 64.  Producción de agua en función de la caída de presión en la 
AICD. 
Fuente: Halliburton 
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Aplicaciones de la Tecnología AICD 
 
A continuación se presenta datos reales de prueba del Dispositivo 
Autónomo de Control de Flujo (AICD). 
 
En el Gráfico 65 observamos que para producir agua se necesita una 
caída de presión mucho mayor que para producir petróleo cualquiera que 
sea la viscosidad de este petróleo. 
 
 
Gráfico 65. Prueba monofásica del Dispositivo Autónomo de Control de 
Flujo con datos reales y viscosidad diferente. 
Fuente: Halliburton 
 
En el Gráfico 66 y 67 se tiene que al incrementar el corte de agua en un 
reservorio para que produzca el mismo caudal se requiere una mayor 
caída de presión, de igual forma se mantiene para la producción de 
petróleo de diferente viscosidad una menor caída de presión. 
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Gráfico 66.  Prueba de flujo multifásico del Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo con datos reales. Viscosidad de petróleo 55 cP. 
Fuente: Halliburton 
 
 
Gráfico 67.  Prueba de flujo multifásico del Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo con datos reales. Viscosidad de petróleo 150 cP. 
Fuente: Halliburton 
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DESCRIPCIÓN DE LA SIMULACIÓN Y MODELIZACIÓN 
Descripción del Registro de Producción (PLT) 
 
El objetivo de los registros de producción es proporcionar información 
(Operadora Repsol) para que este pueda maximizar la recuperación de 
hidrocarburos de sus yacimientos. 
Inicialmente el trabajo de PLT "Producction Logging Tools" que traduce al 
español "Herramientas de Registros de Producción" se realiza para dar un 
perfil a la producción, pero durante la vida del yacimiento, el trabajo de 
PLT se utiliza generalmente para diagnosticar problemas tales como: No 
se producen tantos hidrocarburos como se espera. Se produce 
demasiada cantidad de agua. En un pozo de petróleo, se produce 
demasiado gas. El pozo tiene fugas o puede estar comenzando a tener 
problemas mecánicos.  
Al diagnosticar los problemas y cuantificar la producción de múltiples 
fases, Repsol puede tener bases para tomar decisiones comerciales de 
cuáles acciones ha de tomar. La industria está manejada por la economía. 
La información de los registros de producción puede ser la diferencia 
entre proseguir con el trabajo correctivo o continuar con el desarrollo de 
un campo completo.  
Estos registros emplean un set de herramientas en las cuales se incluyen: 
sensores para correlación en profundidad, sensores de presión y 
temperatura, sensores para identificación de fluidos tanto de un sensor, 
doce sensores (CAT: herramienta especializada) y de densidad radiactiva, 
sensores para medición de caudal y la telemetría para la lectura en 
tiempo real y además memorias para las operaciones que lo requieran. 
Para estas pruebas se cuenta con sensores Metrolog tipo piezoresistivos 
y cuarzo, con rangos de presión de 5k, 10k, 15k PSI, T= 350ºF, OD de 1”, 
1.5” y capacidad de almacenamiento mayor a 500.000 set de puntos. 
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Estos sensores se tienen en versión memoria programada y con lectura 
en superficie.  
 Pruebas de restauración, de presión – Build-Up. 
 Pruebas estáticas y dinámicas. 
 Pruebas multi flujo – válvula de cierre en fondo – multi etapa. 
 Prueba Draw Down. 
 
La plataforma de la herramienta está diseñada para ser corrida en pozos 
verticales, horizontales o que tengan cualquier ángulo de desviación y que 
provean perfiles de flujo de tres fases para monitorear la producción o 
diagnosticar la información. La capacidad de medición es en tiempo real y 
en diferentes modos de memoria. 
 
Son los registros que se pueden tomar después que se han cementado 
las tuberías de revestimiento, colocado el aparejo de producción y 
disparado el intervalo productor, es decir, después de la terminación 
inicial del pozo, estos registros han permitido conocer con más detalle no 
solo el comportamiento de los pozos, sino también de las formaciones. 
Algunos de los beneficios que se pueden obtener con este tipo de 
registro, son la evaluación de la eficiencia de la terminación, información 
detallada sobre las zonas que producen o aceptan fluidos, detección de 
zonas de pérdidas de presión, entre otros. 
 
Existen cuatro condiciones básicas en relación con el pozo, que se 
determinan con los registros de producción: 
 
 Estado mecánico del pozo 
 Calidad de la cementación 
 Comportamiento del pozo 
 Evaluación de las formaciones 
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Descripción de software NEToolTM y QuikLookTM 
 
La simulación y el modelamiento de un pozo productor o inyector que va 
a utilizar una completación con el sistema EquiFlow–AICDs es un 
elemento de diseño crítico. 
 
Hay diferentes herramientas que pueden ser utilizadas para la 
simulación. NETool (para análisis nodal) es ahora ampliamente utilizado 
por los operadores y otros proveedores de AICD. NETool es un software 
de estado estacionario es decir, que no muestra el efecto de la AICD a 
través del tiempo como un simulador de yacimientos. 
 
Ingenieros de yacimientos pueden trabajar con los operadores a la 
hora de diseñar la AICD para algunas aplicaciones específicas mediante 
el uso del software NETool. Para simular la producción en el tiempo 
usamos el simulador QuikLook acaplado al software NETool. 
 
NEToolTM Simulador de Reservorio 
 
El NETool es un software  en estado de equilibrio; basado en una red de 
datos para simular el cálculo rápido del flujo de fluido multifásico a través 
de la completación del pozo y la región del borde del pozo. La 
completación del pozo y la región cercana al pozo están representados 
por una distribución de nodos que pueden ser interconectados por 
canales de flujo. 
 
La especificación  de detalles en la completación da una caída de 
presión adecuada para cada canal de flujo, ya sea de la formación, en 
espacio anular o en el intervalo de terminación de los caminos. A través 
de la colocación interactiva y selección de componentes a utilizar en la 
completación con una función de las correlaciones de caída de presión, 
los efectos de la posición, la longitud y configuración de la completación 
en respuesta de la producción son fáciles de modelar. 
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Los  efectos  del  uso  de  una  completación   EquiFlow-AICDs  
puede  ser  visto  al configurar  los  parámetros  básicos  en  el  
software  NETool  y  ejecutando  diferentes diseños de completaciones 
con diferentes parámetros de las entradas tales como el corte de agua, 
permeabilidad, modelos de skin, etc. El software NETool permite el 
funcionamiento de numerosos escenarios muy rápidamente a fin de 
comparar los resultados y optimizar la realización. 
 
 
Gráfico 68. Simulación de la trayectoria del pozo con sus propiedades en 
el software Netool 
Fuente: Halliburton 
 
¿Cuándo es NETool una herramienta adecuada? 
 
 Pozos horizontales largos. 
 Pozos inteligentes y avanzados. 
 Pozos a través de varias zonas. 
 Largos o delgada periodicidad de las zonas de pago.  
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 Las zonas con diferentes presiones. 
 Otras situaciones complejas de completación. 
 
¿En qué puede NETool ayudar? 
 
 Obstaculizar la irrupción de gas o de agua.  
 La colocación de pozos dentro del depósito.  
 Pozos Multi-laterales. 
 La producción de las zonas de baja presión. 
 Selección y diseño de componentes avanzados de terminación. 
 
Beneficios  
 
Mejora el diseño de la completación 
 
 Simular de forma precisa los patrones complejos de flujo en la 
producción del pozo. 
 Mejorar el diseño del pozo y las acciones basadas en el 
rendimiento de la producción. 
 Realiza la completación de acuerdo a las propiedades encontradas 
durante la perforación.  
 
Optimización de la producción 
 
 Evaluar el impacto en la producción para la nueva perforación  y 
tecnología de completación. 
 Entender el mal desempeño de los pozos producción.  
 Interpretación de PLT. 
 
Diseño del pozo basado en la respuesta de producción 
 
 Evaluar los efectos de los componentes de completaciones 
avanzadas, posición y la longitud del pozo, y multi-laterales. 
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Características 
 
La completación de pozos hidráulicos en: 
 
 Petróleo – gas – agua como flujo de fluidos no newtonianos. 
 Presión de petróleo / volumen / temperatura (PVT) del modelo, 
pasando a través del punto de burbuja, al condensado. 
 Tubería simultánea y el flujo de anular. 
 Completación de las correlaciones específicas de flujo. 
 Matriz de la ecuación completa (como un simulador de 
yacimientos), no es un análisis nodal. 
 Especificación de BHP / THP o el caudal como objetivo de la 
simulación. 
 Modelos de productividad: en honor a heterogeneidades locales, 
variaciones de daños skin, la permeabilidad relativa y los efectos de 
PVT. 
 Definición interactiva de la trayectoria del pozo y los detalles de 
completación. 
 
Las aplicaciones de campo 
 
 Optimización de los dispositivos autónomos de control de flujo de 
(AICD).  
 Finalización del diseño. 
 Requisitos de aislamiento zonal.  
 Estrategia de perforación. 
 Diseño multilateral. 
 Comprensión  de PLTs y pozos problemáticos. 
 A ICD vs válvulas de entrada de control (ICVs) y el aislamiento 
zonal.  
 Pozo de inyección y los perfiles de producción. 
 Longitud óptima. 
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 Optimización del retraso de la conificación de gas.  
 Diseño de Stinger ( Cementación). 
 
Rápida ejecución, fácil ingreso de datos 
 
 Fácil e intuitiva interfaz, los menús "inteligentes".  
 La introducción de datos Intuitivo y fácil. 
 Rápido. Las simulaciones se llevan a cabo en cuestión de 
segundos en lugar de horas. Esto permite revisiones de diseño 
durante la perforación del pozo, cuando el tiempo es crítico. 
 Solución para el flujo en la tubería, el anular, frente a la formación 
y en el medio; la resolución automática de direcciones de flujo. 
 Facilidad para  la  importación  de un  conjunto  de  datos del 
reservorio,  formato  de Eclipse™ es totalmente el apoyo. 
 Numerosos  modelos  flexibles  de  completaciones  de  pozos  
por  la  caída  de presión permiten diseño de nuevas 
completaciones. 
 
Opciones de completaciones 
 
 Tubo de blanco. 
 Orificio abierto. 
 Revestimiento perforado.  
 Revestimiento ranurado. 
 Envuelto mallas de alambre. 
 Empaques de grava y gravilla pozo entubado. 
 A ICD, ICD e ICVS. 
 En las válvulas de la tubería.  
 Packers. 
 Colapso anular. 
 Uniones multilaterales. 
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Gráfico 69. División de la sección horizontal por segmentos para realizar 
la completación con AICD en el software Netool 
Fuente: Halliburton 
 
 
QuikLookTM  Simulador de Reservorio 
 
QuikLook es un software multifásico avanzado, 3-D, de cuatro 
componentes, es un simulador numérico del reservorio no isotérmico. 
El simulador se usa en la completación y diseño y tratamiento de diversos 
pozos, como el fracturamiento, control de arena. Es capaz de precedir la 
producción de pozos y reservorios complejos. 
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El software QuikLook™ es una herramienta de simulación de reservorios 
de Halliburton que puede ser utilizado para estudiar los efectos a largo 
plazo de una completación con AICD en el reservorio. El software de 
simulación QuikLook es excepcionalmente versátil y fácil de correr, con 
visualización eficaz y capacidades de reportes de producción, usando 
datos importados de otros simuladores si es necesario. Es también 
posible conectar la predicción de enarenamiento y los modelos 
geomecánicos.  
 
Software QuikLook combina el poder de los simuladores numéricos de 
reservorios con una interfaz de usuario más simple capaz de procesar un 
modelo de 1.000.000 celdas. Su herramienta de manejo de fluidos de 
reservorio tiene un interfaz gráfico superior para incorporar datos 
complejos del pozo, chequear la consistencia de datos, producir 
diagramas suplementarios, pantallas gráficas interactivas, e iniciar y 
monitorear las corridas de simulación y analizar resultados. 
 
Para los  ingenieros de producción y yacimientos el simulador QuikLook 
está diseñado para ser utilizado por el practicante de yacimientos o 
ingeniero de producción. El simulador proporciona una lógica y muy fácil 
interfaz gráfica de usuario para introducir datos complejos requeridos por 
la simulación numérica exacta. La interfaz gráfica de usuario tiene 
controles de consistencia, parcelas adicionales, gráficos interactivos y 
otras herramientas necesarias. 
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Gráfico 70. Mapa estructural exportado desde Eclipse a Quiklook 
Fuente: Halliburton 
 
Un número arbitrario de pozos con restricciones de flujo diferentes puede 
ser simulados simultáneamente. Se puede usar para modelar casi todos 
los efectos cerca del pozo tales como cambio en el régimen de flujo 
debido a una fractura, la inyección de líquido o la conificación de agua en 
el campo todo esto simulando a escala. 
El simulador QuikLook puede ayudar a predecir el resultado de un número 
de operaciones en una amplia variedad de configuraciones del pozo. 
 
Aplicaciones 
 
 Conocer fracturas de pozos verticale, horizontales y desviados 
 Efecto de conificación 
 Efecto de canalización 
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 Técnicas de control de agua y arena 
 Efecto de la geomecánica de la producción 
 Puede predecir la cantidad de arena producida combinado con otro 
simulador 
 
Gráfico 71. Vista de la distribución de saturación de agua en Quiklook 
Fuente: Halliburton 
Capacidades generales 
 
 Tanto inyección única y doble se puede simular así como de 
intercambio de calor en el pozo usando diferentes correlaciones 
 Colocación Packer y profundidad del tubing se puede cambiar 
durante la simulación 
 Efecto de Geomecánica en la producción se puede predecir 
 La respuesta del reservorio durante una aplicación bajo balance 
puede ser simulado 
 
Modelos de yacimientos 
 
 Reservorios homogéneos 
 Doble porosidad / permeabilidad depósitos dobles 
 132 
 
 Carbón metano (CBM), húmedo o seco 
 Fractura de depósitos de esquisto 
 
La heterogeneidad puede ser especificado por capas, una parte de la 
capa o a través del contorno de propiedades. Rejillas y propiedades del 
yacimiento puede ser importado de otro software. 
 
Visualización de los resultados 
 
La amplia gama de gráficos interactivos producidos por el simulador 
QuikLook  postprocesador permite que los resultados de la simulación 
fuesen claramente presentados e interpretados rápidamente. Los 
resultados pueden mostrarse como trazados XY, dos y tres mapas 
bidimensionales (presiones, movimiento del líquido, viscosidades, 
temperaturas), y secuencias animadas que muestra los cambios en estas 
cantidades con el tiempo. 
 
Gráfico 72. Un ejemplo de la forma de fractura y la distribución de la 
conductividad inicial importados del software GOHFER a Quiklook. 
Fuente: Halliburton 
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Descripción  de los Swellpacker 
 
El sistema de aislamiento deslizable (Slip-On) Swellpacker se basa en las 
propiedades de hinchamiento del elastómero al sumergirlo en 
hidrocarburos o en agua. Su hinchamiento es hasta un 200% para sellar 
el espacio anular alrededor del tubo y se hincha hasta lograr un 
aislamiento efectivo de la zona. 
 
Este sistema deslizable único mantiene un sello interno total contra el 
tubo. Una vez usado, el elastómero mantiene la flexibilidad, y así, permite 
que el sistema Swellpacker se adapte a los cambios de forma con el 
transcurso del tiempo y, al mismo tiempo, retiene la integridad del sello. 
Sus propiedades autoreparables hacen que esta tecnología sea 
verdaderamente innovadora para todas las aplicaciones de aislamiento de 
zona. 
 
 
Gráfico 73. Sistema de Aislamiento Deslizable (Slip-On) Swellpacker 
Fuente: Halliburton 
 
El sistema de aislamiento deslizable (Slip-On) Swellpacker no requiere 
que se suministre el tubo base desde el principio en el proceso de 
fabricación ya que se instala en la base de operación o en el sitio de 
trabajo de forma tal que se deslice sobre el extremo del revestimiento o 
de la junta del tubo. Esto permite almacenar y mantener un inventario de 
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herramientas, lo que a su vez, simplifica la logística y reduce 
significativamente los costos. El sistema se puede emplear en pozo 
abierto o entubado. En algunas aplicaciones de pozos sin entubar, los 
operadores pueden evitar por completo la cementación y disparos. De 
esta manera, se reduce el gasto relacionado con estas operaciones. Al 
reducir los costos de construcción de pozos, ahorrar tiempo en 
perforaciones y aislar las zonas de producción, el sistema de aislamiento 
deslizable (Slip-On) Swellpacker ayuda a alcanzar niveles de rendimiento 
en yacimientos petrolíferos previamente imposibles. 
 
Partes del Swellpacker 
 
El producto base se compone de:  
 
 Tubo base  
 End rings (anillos finales)  
 Elemento elastomérico o polímero de hinchazón  
 
 
Gráfico74. Partes del Swellpacker 
Fuente: Halliburton 
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Instalación 
 
Para instalarlo, simplemente deslice el sistema de aislamiento deslizable 
(Slip-On) Swellpacker sobre el tubo base y asegúrelo en su lugar con los 
anillos de los estremos de Halliburton. Baje al pozo en conjunto. La 
simplicidad del producto hace que no sea necesaria una atención 
especializada para la instalación y que el personal en sitio lo pueda 
colocar. 
 
Características 
 
 Es adecuado para pozos descubierto o entubado 
 Se instala en cualquier tubo base 
 Construcción sólida 
 No contiene partes móviles 
 Tecnología autoreparable y sin intervención 
 Se puede instalar en la mayoría de los de fluidos 
 Polímeros múltiples disponibles para ofrecer soluciones de 
hinchamiento en petróleo (OS, Oil Swelling), hinchamiento en agua 
(WS,Water Swelling) e hinchamiento hibrido 
 (HB, Hybrid Swelling) 
 Sistema de tecnología de retardo de hinchamiento 
 
Beneficios 
 
 No es necesario un operador especializado para la instalación 
 Se mantiene la integridad del revestimiento 
 Logística simplificada 
 Permite ajustes de último momento para la colocación 
 Sellado perfecto en pozos con geometría irregular 
 Evita que los filtros de arena se obstruyan 
 Solución alternativa a cementar y disparos 
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 Reduce los riesgos operativos 
 Aísla las zonas de producción con mayor efectividad  
 Reduce los costos y el tiempo de perforación de pozos 
 
Aplicaciones 
 
Los sistemas de aislamiento deslizables (Slip-On) Swellpacker pueden ser 
componentes clave en empaque con grava para aislamiento y en 
terminaciones de filtros o mallas para reducir migraciones de finos. 
 
En yacimientos con tendencia a la producción de arena, la herramienta de 
aislamiento deslizable (Slip-On) Swellpacker permite un aumento de la 
productividad y reduce los costos de construcción de pozos debido a que 
el sistema se instala sin la necesidad de personal operativo especializado.  
 
En terminaciones con Dispositivos Autónomos de Control de Flujo (AICD), 
las herramientas deslizables se emplean para crear compartimentos más 
cortos para una mejor administración del yacimiento. A continuación las 
principales aplicaciones: 
 
 Aislamientos en pozos descubierto o entubado 
 Colocación de estimulación 
 Ensambles en pozo descubiertos o entubado 
 Control del agua 
 Multilaterales 
 Control autónomo de control de arena 
 Compartimentación para terminaciones de filtros/dispositivos de 
control de flujo (Autonomous Inflow Control Devices, AICD)  
 Aislamiento de empaque con grava 
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Gráfico 75. Especificaciones técnicas Swellpacker 
Fuente: Halliburton 
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Descripción General del Trabajo de Completación 
 
Para comenzar con el modelo de la completación son indispensables 
ciertos parámetros del pozo y del yacimiento. La exactitud de los 
resultados depende en gran medida de la precisión de los datos de 
entrada utilizados por el software. 
 
Una vez que se da el ingreso de datos, los ingenieros de reservorios de 
Halliburton utilizarán el software NETool para modelar la completación y el 
wellbore como se describió anteriormente teniendo tres escenarios 
básicos en la mayoría de casos. 
 
 
1. Completación liner ranurado o malla (SAS).- Esta es la completación  
estándar que se corre en la mayoría de pozos y se utiliza como una base 
para evaluar todos los escenarios optimizados de completación. 
 
2. Caso base de la completación con  AICDs.- Este escenario se 
ejecuta con un diseño optimizado AICDs en conjunto con 
compartimentación de la zona de pago  utilizando uno o más dispositivos 
de aislamiento zonal (swellpackers).  
 
3. Optimización de la completación AICDs.- En este caso el modelo es 
ajustado normalmente incrementando el número de compartimentos en la 
realización y el empleo de AICDs con mayor o menor caídas de presión.  
 
Los resultados de los tres escenarios ilustran claramente las ventajas de 
nivelar el comportamiento de la producción durante todo el intervalo de la 
sección horizontal y son con frecuencia evidencia suficiente para seguir 
adelante con el proyecto. 
 
Utilizando un enlace apropiado entre la aplicación del NETool y el 
simulador de reservorios QuikLook, se puede cuantificar las ventajas 
asociadas a cada escenario sucesivo de la completación. El resultado es 
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una comprensión clara del comportamiento del pozo en un intervalo de 
tiempo con respecto al incremento acumulado de producción de petróleo, 
donde la producción de agua en el tiempo debería retrasarse. 
 
El estudio se enfocará en la simulación de la completación para el caso 3 
mediante la optimización de la completación con AICDs, es decir se 
analiza algunos escenarios hasta llegar al más óptimo que proporcione 
mayor recuperación de petróleo y un control adecuado de agua. 
 
RECOLECCIÓN DE DATOS 
 
Los datos necesarios para el desarrollo de este estudio se obtendrán a 
partir de: 
 
 Historial de producción de los pozos seleccionados.   
 Correlaciones estructurales de pozos seleccionados.  
 Mapa Estructural en profundidad al tope del yacimiento Arenisca 
M-1; Campo Amo y Campo Ginta. 
 Completación final del pozo G - 10H y el pozo A - 20H. 
 
PROCESAMIENTO Y ANÁLISIS DE DATOS 
 
Los datos obtenidos serán tabulados utilizando el software Eclipse para la 
predicción y manejo eficientemente del flujo de fluidos,   el  software  de 
predicción NEToolTM y el software de análisis nodal QuikLookTM que 
sirven para cuantificar las ventajas y permitir el estudio a largo plazo de 
una completación con AICD y swellpackers. 
 
Adicionalmente se utilizará el software OFM para pronosticar la 
producción de los pozos en estudio y conocer la rentabilidad del proyecto. 
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CAPÍTULO IV 
ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
SIMULACIÓN CON SOFTWARE ESPECIALIZADOS PARA EL DISEÑO 
DE LA COMPLETACIÓN FINAL CON AICD DE LOS POZOS 
SELECCIONADOS 
 
DISEÑO DE LA COMPLETACIÓN FINAL CON AICD PARA EL POZO G – 
10H 
 
 
Antecedentes 
 
El pozo horizontal G – 10H fue perforado en la plataforma Ginta B. La 
perforación del pozo se inició el 16 de Marzo del 2012, alcanzando la 
profundidad total de 10075 pies MD el 19 de Abril. El pozo fue completado 
empleando la tecnología de control de influjo AICD de Halliburton, siendo 
un pozo piloto de esta tecnología para Repsol. El tope de la M1 fue 
encontrado a 9048’ MD (7590’ TVD).  
 
 
En el siguiente Cuadro se detalla datos generales para la perforación del 
pozo. 
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Cuadro 16. Datos Generales del pozo G – 10H  
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Cuadro 17. Estratigrafía esperada y programa de perfilaje del pozo G – 
10H 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
*   Se registrará el LWD ARC6 (herramienta de resistividad) desde 200ft 
TVD sobre el tope Napo hasta fin de la sección. 
* * *   Se registrará el LWD PERISCOPE 15 (herramienta de resistividad) -
+ ADN desde 50ft TVD sobre el zapato del liner 7”. 
POZO : BLOQUE : CAMPO :
OBJETIVO : MD 9148 TVD 7601
PROVINCIA : CANTÓN : Azimut :
X Y
E 371839.640m N 9884604.370 m
E 371560.000 m N 9884360.900 m
E 371564.431 m N 9884360.905 m
12375,33
DATOS GENERALES
CLASIFICACIÓN DEL POZO : DESARROLLO ORIENTE
10189.82 / 7608.17 TIPO DE POZO :PROFUND. PROGRAM. (MD/TVD) :
CUENCA DEL POZO :
16 GINTAGINTA-B-100-H
LONGITUD CONDUCTOR
LONGITUD OBJETIVO
LATITUD CONDUCTOR
HORIZONTAL
ARENA "M1"
ORELLANA
Coordenadas UTM
300°
FECHA INICIO PERFORACION : TIPO DE TRAMPA : ANTICLINAL
W  76°  9'  6.52"
FRANCISCO DE ORELLANA
LOCALIZACION DEL POZO
Elevación del Terreno (pies):
OBJETIVO : LATITUD OBJETIVO
798
S     1°  2'  45.59"
Angulo Máximo de Desviación : 90 Posición con respecto a la trampa :
S   1°  2' 37.66"
W   76°   9'   15.43"Inicio de Sección Horizontal
Superficie
Ginta B-14-H (360), Ginta B-24 (167) 
Ginta-B-27-H (540)
Espaciamiento entre pozos :
Distancia al pozo mas cercano (nombre, pies):
831,17 Posición Geológica :
Distancia mas corta al limite del area de contrato (pies):
Elevación de la mesa rotaria (pies):
370 m
Alto estructural 
TVD (Pies) MD (Pies) TVD (Pies) MD (Pies)
5650 5925 6806 7155 50
6806 7155 7529 8503 30
7529 8503 7608 10190 10
TVD (Pies) MD (Pies) TVD (Pies) MD (Pies)
1/200             
1/500 7357 7940 7601 9190
1/200             
1/500 7551 8659 7608 10190
ESTRATIGRAFIA ESPERADA (Topes)
ESTRATIGRAFIA ESPERADA
TVD (pies)
8503
7155
4651
5650
TENA
4913
Formación / Reservorio
ORTEGUAZA
5925
MD (pies)
PROGRAMA DE PERFILAJE DE POZO
Registro
TIYUYACU-TENA
LWD ARC6 (en tiempo real) *
Escala
LWD PERISCOPE 15 + ADN (en 
tiempo real) ***
DE
CADA       (Pies)
TERCIARIO-TIYUYACU
DE
Formación / Reservorio
A
TENA-NAPO
A
 PROGRAMA DE MUESTREO
M1C SS TOP
NAPO
10190
8707
7608PROFUNDIDAD  TOTAL Horizontal
9148 7601
6806
7529
7557
TIYUYACU
BASAL TENA
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Geonavegación Periscope del Pozo G – 10H 
 
El objetivo es navegar una sección horizontal de 1000 pies en la parte 
superior del yacimiento “M-1C”. 
Ensamblaje de Navegación: 
 
6 1/8” PDC + PowerDrive475 + PeriScope475 + IMPulse + ADN4. 
 
 
Gráfico 76. Ensamblaje de la navegación Pozo G – 10H 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Descripción de Eventos 
 
 Inicio de la Corrida: 9078 pies MD – 07:50 hrs – 10/Abril/2012   
 
9408 ft MD – 18:00hrs – 10 de Abril 
 
 Situación Actual: 
 
 Proyección a fondo:      9408.00 ft MD –  Inc. ~90.40°. 
 Último Survey:                 9290.76 ft MD –  Inc. 91.07° – 
Azm. 203.94° – 7599.22 ft TVD. 
 
 Se inició la perforación de la sección horizontal a las 07:50 am. 
Actualmente se tienen perforados 333 ft MD desde la salida del 
liner de 7” @ 9075 ft. 
 Una vez que se alcanzaron los 88° de inclinación @ 9160 ft MD, se 
evaluó la situación decidiendo llevar la trayectoria a 90° 
(horizontal).  
 Se observa una capa de baja resistividad a 3 ft por abajo de la 
trayectoria por lo que se decide continuar perforando a 91° para 
alejarse de la misma. 
 Durante este intervalo las muestras han reportado 100% arena de 
grano predominantemente medio, con show pobre y 100 unidades 
promedio de background de gas. La resistividad ha mantenido un 
valor promedio de 20 ohm.m y el Gamma Ray de 40 Gapi. 
 En el último intervalo se observa un repentino acercamiento de una 
zona de baja resistividad por arriba de la trayectoria, en este punto 
las muestras reportan una arena de grano medio-grueso  con 
trazas de caolín; por este motivo se decide bajar la inclinación a 
89.5°. 
 
 
 
 
 
 144 
 
 
 
Gráfico 77. Inversión de  Periscope 9408 ft MD–18h–abril 10 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
 
9665 ft MD – 07:00hrs – 11 de Abril 
 
 Situación Actual: 
 Proyección a fondo:          9665.00 ft MD –  Inc. ~ 87° - 87.5°. 
 Último Survey:  9587.27 ft MD –  Inc. 87.52° – 
Azm. 201.20° – 7601.86 ft TVD. 
 Actualmente se tienen perforados 590 ft MD desde la salida del 
liner de 7” @ 9075 ft. 
 Mientras se subía hasta 91° de inclinación para evitar la zona de 
baja resistividad que se estaba detectando hacia la base, se 
comenzó a mapear el tope de M1C, por esta razón la decisión es 
buscar 88° de inclinación para bajar estructuralmente. 
 A 9500 ft MD la estructura muestra un cambio de dip (~2° downdip-
hacia abajo) por lo que se decide en este punto tumbar la 
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inclinación. Se realiza un primer slide hacia abajo de 8 ft MD entre 
9545 ft - 9553 ft MD el cual no tuvo un resultado efectivo, por esta 
razón se realizó un nuevo slide hacia abajo entre 9581 ft y 9599 ft 
MD con el que se pudo llevar a la trayectoria hasta 86.7° de 
inclinación.  
 La inversión de PeriScope muestra  una zona de mejor resistividad 
por debajo de la trayectoria. 
 La recomendación actual es continuar perforando con 87° - 87.5° 
de inclinación hasta entrar a la zona inferior donde se espera tener 
mejores propiedades petrofísicas. 
 
 
 
 
Gráfico 78. Inversión de  Periscope 9665 ft MD–07h–abril 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Gráfico 79. Modelo de  Periscope 9665 ft MD–07h–abril 11 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
10075 ft MD – 18:00hrs – 11 de Abril 
 
 Situación Actual: 
 Proyección a fondo:     10075.00 ft MD –  Inc. ~ 89.60°. 
 Ultimo Survey:       9998.85 ft MD –  Inc. 88.76° – 
Azm. 204.07° – 7615.39 ft TVD. 
 Se perforaron un total de 1000 ft MD desde la salida del liner de 7” 
@ 9075 ft. 
 Se inició navegando con una inclinación entre 90°- 91° dentro de 
una arena con Resistividades promedio de 25 ohm.m y Gamma 
Ray de 40 Gapi. Durante este intervalo las muestras reportaron 
100% arena de grano predominantemente medio, con show pobre 
y 100 unidades promedio de background de gas. 
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 Aproximadamente a 9350 ft MD se observa el acercamiento a una 
zona de baja resistividad por arriba de la trayectoria, en este punto 
se reporta la presencia de una arena de grano medio a grueso con 
trazas de caolín, con lo que se concluye que la estructura 
comienza a bajar aproximadamente con 1.5° - 2° en dirección de la 
trayectoria por lo que se decide navegar con 88° de inclinación 
promedio. 
 A 9880 ft MD, se entra en una arena limpia con 86.5° - 87° de 
inclinación. Esta arena está caracterizada por un Gamma Ray 
promedio de 30 Gapi y Resistividades que fueron incrementando 
gradualmente hasta alcanzar los 80 ohm.m.  
 Las muestras a esta profundidad reportan 100% arena de grano 
fino a medio, con show de pobre a regular y 250 unidades 
promedio de background de gas. 
 Se decide levantar inclinación gradualmente hasta TD. De acuerdo 
a la inversión de PeriScope, el tope de esta nueva arena continua 
bajando con aproximadamente 2.5°- 3°. 
 
Gráfico 80. Inversión de  Periscope 10075 ft MD–18h–abril 11 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Gráfico 81. Posible modelo geológico Pozo G–10H 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
Resultados 
 
 Se perforó una sección horizontal de 1000 ft MD  desde la salida 
del liner de 7” @ 9075 ft MD dentro del reservorio “M1C” 
 El contraste de resistividad hacia el tope de la formación permitió 
tener una detección homogénea del mismo, el tope de “M1C” pudo 
ser detectado por PeriScope hasta a una distancia de 10 ft TVD 
desde la trayectoria. 
 El buzamiento regional se presentó plano durante las primeras 
etapas de la navegación desde la salida del liner de 7” @ 9078 ft 
MD  hasta aproximadamente 9380 ft MD, a partir de este punto se 
registró un cambio en el dip el cual bajó en el sentido de la 
trayectoria a razón de 1.5° a 2°. Se estima que el buzamiento al 
alcanzar TD continuo bajando a razón de 2.5° a 3°. 
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 Las lecturas de Gamma Ray registradas tuvieron un promedio de  
60 Gapi y se registraron intervalos donde el valor alcanzó hasta de 
100 Gapi, lo que se debió a la presencia de una capa de alto 
Gamma Ray dentro del reservorio. Hacia el final de la navegación 
se presentaron valores de Gamma Ray limpios con un valor de 20 
Gapi, lo que evidenció el ingreso a una arena más limpia.  
 En el caso de la Resistividad se tuvieron escenarios con 
variaciones que correspondían a los cambios registrados en el 
Gamma Ray. En general se tuvo una Resistividad promedio de 20 
ohm.m. Cuando la trayectoria pasó a través de la capa de alto 
Gamma Ray (arena sucia) también se pudo registrar  una caída en 
el valor de la Resistividad hasta los 10 ohm.m. Hacia el final de la 
trayectoria los valores de resistividad empezaron a incrementar 
llegando a superar los 200 ohm.m lo que confirmo el ingreso a una 
arena más limpia. 
 Con respecto a las curvas de Densidad y Porosidad en general se 
tuvo un buen crossover entre estas durante el intervalo navegado, 
en la zona donde se tuvo la arena sucia se pudo ver también un 
estrechamiento en la separación de las curvas debido al cambio en 
las propiedades de la arena. 
 Los shows reportados durante todo el intervalo navegado 
estuvieron entre pobres y regulares. 
 
 
Simulación y diseño de la completación (AICD) con NEToolTM 
 
La simulación de la producción del pozo G – 10H mediante el Software 
Netool se realiza importando información de celdas del simulador Eclipse 
donde se obtienen las propiedades del reservorio. 
 
Ingreso de datos para realizar la simulación 
 
Para ello se requiere como mínimo  la siguiente información: 
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 Presión de Reservorio: 2900 psi 
 Permeabilidad del registro de perforación MWD/LWD/ADN4 
 Densidad del petróleo a condiciones estándar 
 Relación gas petróleo en solución 
 Factor volumétrico del petróleo 
 Viscosidad del petróleo 
Cuadro 18. Datos del pozo que se ingresa al NEToolTM 
 
 
Fuente: Halliburton 
 151 
 
Existe una metodología, primero hacemos un PREDISEÑO para realizar 
la completación. Utilizamos el modelo entregado por Repsol de Eclipse, al 
tener los datos del campo y el pozo el cual tiene sus propiedades de 
permeabilidad, porosidad, se puede modelar cuanto va a producir el pozo 
con estás propiedades. También es indispensable el survey o plan 
direccional del pozo. Comparamos con los otros pozos vecinos para ver 
cómo va hacer la producción. 
 
Es necesario tener la mayor cantidad de datos posibles para que la 
simulación sea confiable. A continuación se tiene los datos PVT del 
reservorio, la importación de datos de Eclipse a NeTool y los registros 
mediante LWD. 
 
 
Gráfico 82. Datos PVT del reservorio 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Gráfico 83. Importando datos de Eclipse a NEToolTM 
Fuente: Halliburton 
 
Posteriormente se toman registros LWD (Logging While Drilling) como 
son: Periscope, Densidad, Neutrón, Resistividad, Gama Ray y de estos se 
saca propiedades esenciales como K, Sw y Porosidad. 
 
 
Básicamente primero ingreso la trayectoria del pozo y empiezo a darle 
propiedades a cada celda, ingreso el perfil de permeabilidades punto por 
punto de acuerdo a la profundidad, estos datos se obtiene de los 
registros. Ingresó la Kh en darcys, el programa nos saca un promedio de 
las zonas que estamos modelando. 
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Gráfico 84. Registros LWD 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 85. Perfil de cálculo de Permeabilidad y saturación de agua 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 86. Perfil de entrada para NETool: presión del yacimiento y perfiles de permeabilidad 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 87. Perfil de entrada para NETool: Perfil de entrada de agua en diferentes compartimentos 
Fuente: Halliburton 
 157 
 
Diferentes Casos de Completación 
 
Se determina cual será el potencial del pozo al completarlo con Open 
Hole, Liner Ranurado, Mallas (SAS), AICD, etc. 
 
Se realiza una serie de completaciones y se va jugando con ellas hasta 
obtener el mayor potencial del pozo.  Luego hacemos el DISEÑO cuando 
el pozo este perforado y se tiene los registros eléctricos donde se observa 
la distribución de la permeabilidad para así dividir las zonas con 
swellpackers y de los AICDs. 
 
Posteriormente observamos la diferencia entre el survey planeado y el 
real al realizar la geonavegación y se procede a realizar la completación 
final con la información del pozo. 
 
El Netool es un software que toma el modelo que da Repsol y allí se 
diagrama la completación, ya que el punto es modelar el yacimento, luego 
el pozo con su wellbore y se simula la completación que puede tener 
diferentes eventos, puede ser completado con SAS, con ICD o AICD por 
lo que tiene que modelar flujos por el espacio anular. Se puede modelar 
todo tipo de completación.  
 
Para llegar a la completación final se realiza diferentes escenarios hasta 
obtener la mayor producción de petróleo y evitar el ingreso de agua. 
 
En el software se puede visualizar como está navegando y se coloca el 
diagrama del pozo. Se puede observar la presión, la permeabilidad y 
podemos ver la K de cada celda. Los swellpackers van en los tubos 
blancos, de estos defino sus diámetros como también de la herramienta 
AICD debo análizar si pongo una válvula o hasta 4 válvulas. 
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Gráfico 88. Completación caso #1: 4-1/2” con SAS 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 89. Completación caso #2: 4-1/2” AICD con 5ea SSDs, 4ea Swellpackers, 21ea AICDs 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 90. Completación caso #3: 4-1/2” AICD con 5ea SSDs, 4ea Swellpackers, 21ea AICDs 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 91. Completación caso #4: 4-1/2” AICD con sección en blanco 5ea SSDs, 5ea Swellpackers, 20ea AICDs 
Fuente: Halliburton 
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Escenarios de la Completación del Pozo G – 10H 
PRODUCCIÓN ESCENARIO A: SOLO PETRÓLEO, QT= 3000 BN/D 
 
 
Gráfico 92. Perfil presión-producción de agua y petróleo escenario A 
Fuente: Halliburton 
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PRODUCCIÓN ESCENARIO B: RUPTURA DE AGUA EN 1 
COMPARTIMENTO, QT= 4000 BN/D 
 
 
Gráfico 93. Perfil presión-producción de agua y petróleo escenario B 
Fuente: Halliburton 
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PRODUCCIÓN ESCENARIO C: RUPTURA DE AGUA EN 2 
COMPARTIMENTOS, QT= 6000 BN/D 
 
 
Gráfico 94. Perfil presión-producción de agua y petróleo escenario C 
Fuente: Halliburton 
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PRODUCCIÓN ESCENARIO D: RUPTURA DE AGUA EN 3 
COMPARTIMENTOS, QT= 8000 BN/D 
 
 
Gráfico 95. Perfil presión-producción de agua y petróleo escenario D 
Fuente: Halliburton 
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PRODUCCIÓN ESCENARIO E: RUPTURA DE AGUA EN 4 
COMPARTIMENTOS, QT= 10000 BN/D 
 
 
Gráfico 96. Perfil presión-producción de agua y petróleo escenario E 
Fuente: Halliburton 
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Resultados Finales de la Simulación 
Cuadro 19. Resultados Finales de la Simulación 
 
Fuente: Halliburton 
 168 
 
Conclusión 
 
El equipo de REPSOL concluyó que la completación del  Caso# 3 es la 
mejor configuración para completar el pozo G -10H teniendo en cuenta el 
perfil de permeabilidad. Los siguientes son las herramientas necesarias 
para la completación final con AICD  del pozo seleccionado: 
Cuadro 20. Mejor configuración para completar el Pozo G – 10H es el 
Caso #3 
 
 
Fuente: Halliburton 
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Luego de realizar la selección de la configuración de la completación con 
AICD (caso de completación #3) se procede a realizar la configuración 
real con los equipos disponibles y mediante la realización del tally 
respectivo se tiene la siguiente completación. También se realiza una 
completación de contigencia tomando en cuenta que las camisas (SSD) 
no puedan ser desarrolladas y se realiza la respectiva simulación de 
producción. 
Cuadro 21. Tally de la completación final sección horizontal con AICD 
para el pozo G – 10H.  Caso #3 y #3a 
 
 
Fuente: Halliburton 
 
Ambos casos # 3 y # 3a se espera que tengan el rendimiento de 
producción muy similar cuando todos los SSD están cerrados. Esto se 
muestra por los índices de productividad muy similares (IP) en ambos 
casos para cada escenario de producción. 
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Gráfico 97. Completación final Caso #3: 4-1/2” AICD con 5ea SSDs, 4ea Swellpackers, 20ea AICDs 
Fuente: Halliburton 
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Cuadro 22. Resumen de simulación usando el Tally actual 
 
 
 
Fuente: Halliburton 
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Cálculo del Índice de Productividad (PI) 
 
Modelo del pozo basado en el índice de productividad observado: 
 
 
Gráfico 98. Perfil de producción a la fecha del 8 de mayo de 2012 
Fuente: Halliburton 
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Los datos de partida que se requieren para ajustar el modelo del pozo 
son: 
 
08-May-12 12:13 
Qt = 2,772 STB/d 
WC = 25% 
Pr = 2,740.00 psi 
Pwf = 2,177 psi* 
Total Drawdown = 563 psi 
PI = 4.924 STB/d/psi 
 
* Tener en cuenta que la corrección de la profundidad del talón de 9.021 
"a 9.075" MD resultó aumento psi ~ 2 en Pwf. 
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Gráfico 99. Ingreso de parámetros ajustados de Pr, Qw, K y Skin 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 100. Resultados de la simulación: perfiles de presión y de flujo de entrada @ QT= 2772 BN/D 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 101. Resultados de la simulación: perfiles de presión y de flujo de entrada @ QT= 3500 BN/D 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 102. Resultados de la simulación: perfiles de presión y de flujo de entrada @ QT= 4000 BN/D 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 103. Resultados de la simulación: perfiles de presión y de flujo de entrada @ QT= 4500 BN/D 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 104. Resultados de la simulación: Curvas de relación del rendimiento de influjo (IPR) 
Fuente: Halliburton 
 180 
 
Cuadro 23. Resumen de modelo de producción 8 de mayo  de 2012 
 
 
 
 
Fuente: Halliburton 
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DISEÑO DE LA COMPLETACIÓN FINAL CON AICD PARA EL POZO A -
20H 
Antecedentes 
 
El pozo horizontal A – 20H fue perforado en la plataforma AMO A. La 
perforación del pozo se inició el 10 de Octubre del 2012, alcanzando la 
profundidad total de 9983 pies MD el 05 de Noviembre. El pozo fue 
completado empleando la tecnología de control de influjo AICD de 
Halliburton, siendo el segundo pozo donde se implementa esta tecnología 
para Repsol. El tope de la M1 fue encontrado a 8876 pies MD (7645.78 
pies SSTVD). 
 
En el siguiente Cuadro se detalla datos generales para la perforación del 
pozo. 
Cuadro 24. Datos Generales del pozo A – 20H 
 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
Cuadro 25. Estratigrafía esperada y programa de perfilaje del pozo A -
20H 
POZO : BLOQUE : CAMPO :
OBJETIVO : MD 9011 TVD 7650
PROVINCIA : CANTÓN : Azimut :
X Y
E 364061.139 m N 9900229.580 m
E 363660,000 m N 9901276,000 m
E 363659,235 m N 9901328,839 m
115920
Superficie
Inicio de Sección HorizontalNOTA:
Se refiere a las coordenadas del donde parte el pozo en superficie.
Se refiere a las coordenadas del punto de asentamiento del liner de 7"
Se refiere a las coordenadas en donde el pozo intersecta la arena objetivo (en este pozo la arena M1)OBJETIVO :
HORIZONTAL
ANTICLINAL
Posición con respecto a la trampa :
W   76 13 30.95
AMO
Coordenadas UTM
Superficie
TIPO DE POZO :
TIPO DE TRAMPA :
AMO-A-112-H 16
LONGITUD CONDUCTOR
AMO-A-4RE1-H (10626 pies)
Alto estructural 
Alto estructural 
746,21 Posición Geológica :
Espaciamiento entre pozos :
LATITUD OBJETIVOOBJETIVO :
330
Elevación de la mesa rotaria (pies):
Distancia mas corta al limite del area de contrato (pies):
CLASIFICACIÓN DEL POZO :
FECHA INICIO PERFORACION :
LOCALIZACION DEL POZO 
W   76 13 30.92
12,98
DESARROLLO
PROFUND. PROGRAM. (MD/TVD) : 10053.97 / 7657.21
Inicio de Sección Horizontal
S     0 53   34.67
Angulo Máximo de Desviación :
CUENCA DEL POZO : ORIENTE
DATOS GENERALES
S     0 53   33.00LATITUD CONDUCTOR
90
Elevación del Terreno (pies):
ARENA M-1
ORELLANA FRANCISCO DE ORELLANA
LONGITUD OBJETIVO
Distancia al pozo mas cercano (nombre, pies):713,04
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Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
*   Se registrará el LWD ARC6 (herramienta de resistividad) desde 200ft 
TVD sobre el tope Napo hasta fin de la sección. 
* * *   Se registrará el LWD PERISCOPE 15 (herramienta de resistividad) -
+ ADN desde 50ft TVD sobre el zapato del liner 7”. 
 
Geonavegación Periscope del Pozo A – 20H 
 
El objetivo es navegar una sección horizontal de 1000 pies en la parte 
superior del yacimiento “M-1C”. 
 
 
Ensamblaje de Navegación: 
 
6 1/8” PDC + PowerDrive475 + PeriScope475 + IMPulse + ADN4. 
 
TVD (Pies) MD (Pies) TVD (Pies) MD (Pies)
5682 6030 5892 6257 50
6787 7228 7581 8505 30
7581 8505 7657 10053 10
TVD (Pies) MD (Pies) TVD (Pies) MD (Pies)
1/200             1/500 7400 8030 7653 9054
1/200             1/500
7600 8607 7657 10054
ESTRATIGRAFIA ESPERADA (Topes)
PROGRAMA DE MUESTREO
PROGRAMA DE PERFILAJE DE POZO
LWD ARC6 (en tiempo real) **
Registro
CADA       
(Pies)
7657PROFUNDIDAD TOTAL
Formación / Reservorio
A
MD (pies)
7228 6787
TENA
LWD PERISCOPE 15 + ADN (en tiempo 
real) ***
BASAL TENA 8505
DE
ORTEGUAZA
DE
10054
TIYUYACU 6030
TERCIARIO-TIYUYACU
4667
5682
6257 5892
8607
4935
Formación / Reservorio
TOPE CONGLOMERADO
TENA-NAPO
TVD (pies)
Escala
7600
TENA
BASE CONGLOMERADO 6352 5980
NAPO
7581
"M1" "C" 9010 7650
A
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Gráfico 105. Ensamblaje de la navegación Pozo A -20H 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Descripción de Eventos 
 
 Inicio de la Corrida: 8876 pies MD – 22:00 hrs – 1/Noviembre/2012   
 
 
9086 ft MD – 06:30 hrs – 02 de Noviembre 
 


 Situación Actual:  
 Proyección a fondo:                    9086.00 ft MD – Inc. 90.20°.  
 Último Survey:                           9010.09 ft MD – Inc. 89.76° – 
Azm. 353.91° – 7651.25 ft TVD.  
 La perforación comienza en una arena con Gamma Ray de 15 
Gapi y Resistividades en el orden de 70 ohm.m. Las curvas 
direccionales de PeriScope permanecieron en el punto neutro sin 
mostrar la presencia de ningún tope conductivo en las 
proximidades de la trayectoria. El tope de M1C de acuerdo a la 
inversión fue mapeado hasta a 7.3 ft TVD de distancia desde la 
trayectoria.  
 A partir de 8976 ft MD se registra un incremento en los valores de 
Gamma Ray que alcanzó hasta 104 Gapi, no obstante las curvas 
de Resistividad continuaron inclusive incrementando su valor hasta 
los 160 ohm.m. Las curvas direccionales de PeriScope tampoco 
presentaron cambios relacionados al incremento de Gamma Ray, 
por esta razón se mantuvo la trayectoria de acuerdo a lo 
planificado. Dicho cambio en el Gamma Ray se relacionó 
probablemente a un cambio local dentro de la formación.  
 La operación direccional durante este intervalo perforado (210 ft 
MD) estuvo enfocada en posicionar el pozo de acuerdo a lo 
señalado por el plan y una vez que se alcanzaron los 90˚ @ 9040 ft 
MD las maniobras se enfocaron en mantener el pozo en dicha 
inclinación.  
 Las muestras geológicas desde la salida del liner de 7” reportaron 
100% arena y a partir de 8950 ft MD se registró la presencia de 
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trazas de caolín. Las muestras presentaron show pobre y una 
background de gas promedio de 20 unidades.  
 
 
Gráfico 106. Inversión y modelo Periscope 9086 ft MD–06:30h–nov 2 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
9376 ft MD – 18:30 hrs – 03 de Noviembre 
 
 Situación Actual:  
 Proyección a fondo: 9376.00 ft MD – Inc. 90.1°.  
 Último Survey: 9300.81 ft MD – Inc. 90.21° – Azm. 349.89° – 
7650.59 ft TVD.  
 Se perforaron 500 ft MD desde la salida liner de 7” @ 8876 ft MD. 
La resistividad presentó valores promedio de 150 ohm.m. En 
general, las curvas direccionales de PeriScope permanecieron en 
el punto neutro, detectando el tope de M1C a 6 ft - 9 ft TVD de 
distancia desde la trayectoria.  
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 En diferentes intervalos se registraron incrementos en los valores 
de Gamma Ray que alcanzaron hasta 104 Gapi, no obstante las 
curvas de Resistividad continuaron inclusive incrementando su 
valor hasta los 160 ohm.m. Así mismo, las curvas direccionales de 
PeriScope tampoco presentaron cambios relacionados al 
incremento de Gamma Ray, por esta razón se mantuvo la 
trayectoria de acuerdo a lo planificado. Dichos cambios en el 
Gamma Ray pueden estar relacionados a un cambio local dentro 
de la formación.  
 El plan es seguir posicionados a 90° ya que la inversión de 
PeriScope ha mostrado que el buzamiento regional por el momento 
es horizontal.  
 Las muestras geológicas desde la salida del liner de 7” reportaron 
100% arena y a partir de 8950 ft MD se registró la presencia de 
trazas de caolín. Las muestras presentaron show pobre a regular y 
un background promedio de gas de 100 unidades a partir de 9240 
ft MD.  
 
 
Gráfico 107. Inversión y modelo Periscope 9376 ft MD–18:30h–nov 3 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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9593 ft MD – 06:50 hrs – 04 de Noviembre 
 
 Situación Actual:  
 Proyección a fondo:                   9593.00 ft MD – Inc. ~ 91.4°.  
 Último Survey:                        9490.80 ft MD – Inc. 91.45° – 
Azm. 353.00° – 7649.85 ft TVD.  
 Desde la salida del liner de 7” @ 8876 ft MD se han perforado 717 
ft MD.  
 Se han registrado valores promedio de: 25 Gapi para Gamma Ray, 
170 ohm.m para Resistividad, 2.22 g/cc para Densidad y 16 p.u 
para Porosidad, estos valores se han mantenido prácticamente 
constantes durante los últimos 300 ft.  
 En general, las curvas direccionales de PeriScope permanecieron 
en el punto neutro sin detectar la presencia de ningún contraste 
conductivo en las proximidades de la trayectoria.  
 El trabajo direccional ha estado enfocado en controlar la inclinación 
y el azimuth de acuerdo a lo solicitado, para lo cual se han 
realizado varios slides logrando posicionar el azimuth del pozo a 
353° cumpliendo con lo solicitado. Con respecto a la inclinación 
esta ha presentado un comportamiento variable: aproximadamente 
a 9383 ft MD la inclinación comenzó a caer alcanzando los 89.25° 
a 9438 ft MD, después de las maniobras direccionales se logró 
recuperar la inclinación pero la sarta empezó a construir 
alcanzando 91.78° a 9512 ft MD. Con la finalidad de continuar 
controlando se han deslizado varios intervalos logrando reducir la 
inclinación a 91.26°. El trabajo direccional actualmente está 
enfocado en posicionar el pozo dentro de una ventana entre 90° y 
90.5°, cabe recalcar que se han presentado problemas de 
colgamiento de la sarta lo que ha dificultado el rendimiento de los 
slides realizados.  
 Considerando los cambios que se han presentado en la inclinación, 
PeriScope ha detectado el tope de M1C a una distancia que ha 
variado de 11 ft TVD a 6 ft TVD desde la trayectoria.  
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 Las muestras geológicas desde la salida del liner de 7” reportaron 
100% arena y a partir de 8950 ft MD se registró la presencia 
ocasional de trazas de caolín. La última muestra de fondo 
reportada @ 9560 ft MD registró 100% arena, de grano medio, con 
show pobre y un background de gas de 67 unidades.  
 
 
Gráfico 108. Inversión y modelo Periscope 9593 ft MD–06:50h–nov 4 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
9668 ft MD – 11:00 hrs – 04 de Noviembre 
 
 Situación Actual:  
 Proyección a fondo:                        9668 ft MD – Inc. ~ 90.1°.  
 Último Survey:                              9588.45 ft MD – Inc. 90.76° 
– Azm. 353.68° – 7647.96 ft TVD.  
 Desde la salida del liner de 7” @ 8876 ft MD se han perforado 792 
ft MD.  
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 Se han registrado valores promedio de: 25 Gapi para Gamma Ray, 
170 ohm.m para Resistividad, 2.22 g/cc para Densidad y 16 p.u 
para Porosidad, estos valores se han mantenido prácticamente 
constantes durante los últimos 300 ft.  
 En general, las curvas direccionales de PeriScope permanecieron 
en el punto neutro, detectando el tope a 6 ft - 8 ft TVD de la 
trayectoria.  
 El trabajo direccional ha estado enfocado en controlar la inclinación 
y el azimuth de acuerdo a lo solicitado, para lo cual se han 
realizado varios slides logrando posicionar el azimuth del pozo a 
353° cumpliendo con lo solicitado. Con respecto a la inclinación 
esta ha presentado un comportamiento variable: aproximadamente 
a 9383 ft MD la inclinación comenzó a caer alcanzando los 89.25° 
a 9438 ft MD. Luego de las maniobras direccionales se logró 
recuperar la inclinación pero la sarta empezó a construir 
alcanzando 91.78° a 9512 ft MD. Con la finalidad de continuar 
controlando se han deslizado varios intervalos logrando reducir la 
inclinación a 90-90.5°.  
 En este momento se está circulando para luego sacar hasta 
superficie para cambiar la broca.  
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Gráfico 109. Inversión y modelo Periscope 9668 ft MD–11h–nov 4 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
9760 ft MD – 11:00 hrs – 05 de Noviembre 
 
 
 Situación Actual:  
 Proyección a fondo:                 9760.00 ft MD – Inc. ~ 89.78°.  
 Último Survey:                  9684.12 ft MD – Inc. 89.17° – 
Azm. 353.70° – 7648.02 ft TVD.  
 Desde la salida del liner de 7” @ 8876 ft MD se han perforado 884 
ft MD.  
 Se han registrado valores promedio de: 29 Gapi para Gamma Ray, 
2.24 g/cc para Densidad y 17 p.u para Porosidad.  
 Los valores de Resistividad registraron una disminución de 170 
ohm.m a 76 ohm.m, pero no se tuvieron cambios importantes en 
las lecturas de Gamma Ray, Densidad – Porosidad ni tampoco en 
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las curvas direccionales de PeriScope, esto se relacionó con un 
cambio en el tamaño del grano de medio a fino.  
 En general, las curvas direccionales de PeriScope permanecieron 
en el punto neutro, detectando el tope a 6 ft TVD de la trayectoria.  
 El trabajo direccional ha estado enfocado en controlar la inclinación 
para mantenerla entre 90˚ y 90.5˚. Después de que la inclinación 
alcanzara los 91.45˚ se debió tumbar ángulo para evitar 
aproximarse mucho al tope de M1C, una vez se tumbó el ángulo el 
objetivo es horizontalizar el pozo manteniendolo dentro del rango 
permisible de inclinaciones.  
 La última muestra geológica reportada @ 9750 ft MD registró 100% 
arena, de grano medio, con show regular y un background de gas 
de 56 unidades.  
 
 
 
Gráfico 110. Inversión y modelo Periscope 9760 ft MD–11h-nov 5 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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9854 ft MD – 14:53 hrs – 05 de Noviembre 
 
 Situación Actual:  
 Proyección a fondo:                 9854.00 ft MD – Inc. ~ 90.60°.  
 Último Survey:                  9780.92 ft MD – Inc. 90.38° – 
Azm. 352.93° – 7648.40 ft TVD.  
 Desde la salida del liner de 7” @ 8876 ft MD se han perforado 978 
ft MD.  
 Se han registrado valores promedio de: 88 ohm.m para 
Resistividad, 2.23 g/cc para Densidad y 17 p.u para Porosidad.  
 Con respecto al Gamma Ray se registró un ligero incremento que 
alcanzó los 40 Gapi pudiéndose observar además que las curvas 
direccionales de PeriScope se tornaron positivas indicando el 
acercamiento al tope de M1C, esto fue corroborado también por las 
muestras donde a partir de los 9748 ft hasta los 9800 ft MD se 
observó un incremento del 10% de caolín en las muestras y 
también la presencia de trazas de Lutita. Posteriormente las curvas 
direccionales de PeriScope volvieron al punto neutro 
aproximadamente a 9799 fft MD , registrándose además la 
reducción en los valores de Gamma Ray a 26 Gapi.  
 El trabajo direccional ha estado enfocado en controlar la inclinación 
para mantenerla en un intervalo entre 90˚ y 90.5˚.  
 La última muestra geológica reportada @ 9850 ft MD registró 100% 
arena con trazas de caolín, de grano medio, con show regular y un 
background de gas de 103 unidades.  
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Gráfico 111. Inversión y modelo Periscope 9854 ft MD–14:53h–nov 5 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
 
 
9983 ft MD – 18:30 hrs – 05 de Noviembre 
 

 Situación Actual:  
 Proyección a fondo:                        9983 ft MD – Inc. ~ 89.3°.  
 Último Survey:                           9878 ft MD – Inc. 90.83° – 
Azm. 353.05° – 7647.39 ft TVD.  
 Desde la salida del liner de 7” @ 8876 ft MD se han perforado 1107 
ft MD.  
 Se han registrado valores promedio de: 25 Gapi para Gamma Ray, 
170 ohm.m para Resistividad, 2.22 g/cc para Densidad y 16 p.u 
para Porosidad, estos valores se han mantenido prácticamente 
constantes durante toda la trayectoria exceptuando los últimos 300 
ft en donde la Resistividad cayo a valores de 60-80 ohm.m..  
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 En general, las curvas direccionales de PeriScope permanecieron 
en el punto neutro, detectando el tope a 6-9 ft TVD de la 
trayectoria. Entre 9740 ft y 9790 ft MD se pudo observar que las 
curvas direccionales presentaron valores positivos evidenciando el 
acercamiento del tope. En parte de este intervalo se registró 
caolinita y trazas de lutita.  
 La última muestra de fondo reportada @ 9900 ft MD registró 100% 
arena, de grano medio, con show regular y un background de gas 
de 315 unidades.  
 Ha esta profundidad se decide finalizar el pozo por lo que el TD 
queda definido a la profundidad actual 9983 ft MD.  
 
 
 
 
Gráfico 112. Inversión y modelo Periscope 9983 ft MD–18:30h–nov 5 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
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Resultados 
 
 
 Se perforó una sección horizontal de 1107 ft MD desde la salida del 
liner de 7” @ 8876 ft MD.  
 El contraste de resistividad hacia el tope de la formación permitió 
tener una detección homogénea del mismo. Dicho rango de 
detección se mantuvo dentro de los rangos estimados en las 
simulaciones iniciales (12 ft TVD).  
 El buzamiento regional en general fue plano durante todo el 
intervalo navegado.  
 Las lecturas de Gamma Ray registradas tuvieron un promedio de 
28 Gapi y se registraron dos intervalos donde el valor alcanzó un 
promedio de 132 Gapi que se debió posiblemente a cambios 
litológicos locales. Con respecto a la resistividad esta en general se 
mantuvo alrededor de 150 ohm.m y ocasionalmente se registró una 
reducción que alcanzó hasta 80 ohm.m, dicha disminución en la 
resistividad se relacionó con el cambio en el tamaño de grano en la 
arena que pasó de medio a fino. Por otra parte las curvas de 
Densidad y Porosidad permanecieron muy estables durante todo el 
intervalo navegado con valores promedio de 2.23 g/cc y 17 p.u. 
respectivamente manteniendo además un buen crossover a lo 
largo de la trayectoria lo que corresponde a la presencia de una 
arena porosa y permeable con calidad de reservorio.  
 Los shows reportados durante todo el intervalo navegado 
estuvieron entre pobres y regulares. La navegación se realizó en 
100% arena durante casi toda la sección horizontal teniendo una 
reducida presencia de caolín y la esporádica presencia de arcilla a 
los 9800 ft MD.  
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Simulación y diseño de la completación (AICD) con NEToolTM 
 
Los AICDs  se  instalan como  una parte de  la cadena de  
completación  y se combina con una pantalla de arena no consolidada 
del reservorio. El software de simulación se utiliza antes de la instalación 
para la configuración óptima de las AICDs y no hay necesidad de equipo 
de instalación especializado. 
 
Como mencionamos anteriormente existe una metodología, primero 
hacemos un PREDISEÑO para realizar la completación. Utilizamos el 
modelo entregado por Repsol de Eclipse y tenemos el campo y el pozo el 
cual tiene sus propiedades de permeabilidad, porosidad, con ello 
modelamos cuanto va a producir el pozo con estás propiedades. También 
es indispensable el survey o plan direccional del pozo. Comparamos con 
los otros pozos vecinos para ver cómo va hacer la producción. 
 
Es decir tengo el Campo Amo y entonces se traza el pozo, en este 
software cada pozo es un caso y lo veo separadamente. Estos datos del 
yacimiento da Repsol, se tiene todos las propiedades del yacimiento, por 
ejemplo presión (en cada una de las celdas). 
 
Esta tecnología se usa de acuerdo a las permeabilidades, se calcula con 
los registros LWD. Entonces el cliente da un registro en LAS. Ellos miran 
GR y ROP. Al ver que llegan al tope del yacimiento, asientan el liner de 7” 
proceden a cementar, esperan que frague, rompen el zapato y empiezan 
a navegar en el yacimiento. Empiezan a ver GR y Densidad neutrón, 
calculan las propiedades y la principal es la permeabilidad. 
 
Esa permeabilidad la dan en LAS, entonces. Donde hay lutita es casi nula 
la permeabilidad pero donde ya es el yacimiento empieza a subir la 
permeabilidad. Eso se ingresa en el Netool: ingresamos diámetro del 
hueco, presión, parámetros de reservorio Ingreso transmisibilidad, 
permeabilidad horizontal, al tener un log doy MD y Kh.  
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Esta es la K original ya que luego se la ajusta de acuerdo a la 
completación. En este caso se la multiplicará por 2 para ajustar al diseño 
de la simulación. 
 
 
 
Gráfico 113. Introducción del modelo del pozo A - 20H en el software 
NEToolTM 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 114. Distribución de permeabilidades de la sección horizontal del Pozo A – 20H 
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 115. Diseño de la completación final pozo A – 20H: 23 AICDs, 5SWP, 4SSD y 1blank 
 
Fuente: Halliburton
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Cálculo del Índice de Productividad (PI) 
 
Este es  uno de los mejores pozos debido a su producción. Empezó 
produciendo 7005 BPPD, 531 BAPD  con un BSW del 7% y 7536 BFPD 
con una Pwf en la bomba de 2386 PSI y el IP es 14,7 BPPD/PSI, osea si 
por 1 PSI de drawn down produce 14,7 por el drawn down total (2900-
2386) que es de 514 PSI produce los 7536 aproximadamente. 
 
Caídas de presión SAS y AICDs 
 
El objetivo de las AICDs es general una caída adicional de presión para 
que exista un fluido homogéneo en la sección horizontal. A continuación 
se presenta el efecto de la herramienta en estudio con la presión y por 
ende con la producción de fluidos. 
 
 
Gráfico 116. Presiones SAS vs AICDs en condiciones iniciales (Wcut 
baja) del pozo A – 20H  
Fuente: Halliburton
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Gráfico 117. Flujo de petróleo, agua y corte de agua en la sección horizontal del pozo A – 20H  
Fuente: Halliburton
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Gráfico 118. Presiones SAS vs AICDs en función de la permeabilidad del 
pozo A – 20H  
Fuente: Halliburton 
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Gráfico 119. Flujo de petróleo, agua y corte de agua con completación 
SAS vs AICDs en función de la permeabilidad del pozo A - 20H  
Fuente: Halliburton 
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Detalles de la completación 
 
Aquí se mira cuanto mide cada herramienta y el orden donde está 
ubicada. 
 
 
 
Gráfico 120. Tally de la completación final de la sección horizontal del 
pozo A – 20H  
Fuente: Halliburton 
Seg Segment Segment Casing/Liner Stinger Tubing Well Liner Inflow ControlInflow Control
# Top MD Length Inflow Control Hole Size ID OD ID
[ft] [ft] [in] [in] [in] [in]
1 8870 6 Cemented B.P. - Open 8.5 6.26
2 8876 43 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
3 8919 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
4 8959 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
5 8999 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
6 9039 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
7 9043.4 3.2 Packer - Open 6.125 6.125 4
8 9046.6 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
9 9051 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
10 9091 17 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
11 9108 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
12 9148 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
13 9152.4 3.2 Packer - Open 6.125 6.125 4
14 9155.6 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
15 9160 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
16 9200 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
17 9240 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
18 9280 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
19 9320 17 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
20 9337 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
21 9377 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
22 9417 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
23 9421.4 3.2 Packer - Open 6.125 6.125 4
24 9424.6 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
25 9429 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
26 9469 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
27 9509 17 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
28 9526 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
29 9566 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
30 9606 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
31 9646 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
32 9686 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
33 9690.4 3.2 Packer - Open 6.125 6.125 4
34 9693.6 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
35 9698 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
36 9738 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
37 9778 17 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
38 9795 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
39 9835 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
40 9839.4 3.2 Packer - Open 6.125 6.125 4
41 9842.6 4.4 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
42 9847 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
43 9887 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
44 9927 40 Halliburton Equiflow AICD - Open 6.125 5.5 4
45 9967 15 Blank Pipe - Open 6.125 5.5 4
46 9982 0.946 Blank Pipe - Plug 6.125 5.5 4
TOE 9982.946
Amo A-112H Final Completion
23 AICDs + 5 WSP + 4 SSD 
POZO A – 20H 
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PRONÓSTICOS DE PRODUCCIÓN 
 
Al implementar el Dispositivo Autónomo de Control de Flujo, se proyecta 
tener la mayor cantidad de recuperación de petróleo y a su vez disminuir 
el corte de agua lo que llevaría a disminuir los costos de producción.  
 
El inicio de producción del pozo G - 10H fue en abril de 2012, mientras 
que del pozo A - 20H fue en noviembre de 2012. 
 
El pronóstico de producción de petróleo se realiza desde abril de 2013 
hasta el 31 de diciembre de 2018 (fecha límite del contrato de Repsol en 
el Bloque 16), con la aplicación del método de la curva de declinación. 
 
Al realizar el pronóstico de producción es importante conocer cuando la 
producción de petróleo terminará, por lo que se define una tasa de 
abandono, la cual en algunos casos se llega antes que termine la 
producción, ya que se da que los costos de producción son mayores al 
valor del barril de petróleo (en este caso la tarifa que paga el estado a 
Repsol por producir). Si estos dos valores son iguales se tiene el límite 
económico, pero si el costo de producción es mayor la extracción del 
petróleo no sería rentable. Repsol define el límite económico dependiendo 
del reservorio donde se produzca como también de la capacidad de 
procesamiento del crudo en el NPF y SPF. Para el reservorio M-1 se tiene 
un límite económico de 95 BOPD. 
 
El cálculo del pronóstico de producción se realizó de acuerdo al 
gerenciamiento del Bloque 16, es decir aumentando el caudal de fluido 
producido para mantener la producción del Bloque. 
 
En este estudio se tomará en cuenta dos escenarios que se ajustan a 
datos reales del Campo Ginta y Amo del reservorio M1. 
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ESCENARIO 1: Sin completación con Dispositivo Autónomo de Control 
de Flujo (AICD). 
 
 A hueco abierto completado con mallas (SAS). 
 Producción inicial de 800 BOPD, producción estimada para el 
reservorio M1 del Bloque 16. 
 Declinación exponencial variable (mes a mes) durante el primer 
año de producción (declinación ≤ 10%). 
 Declinación hiperbólica variable durante los años restantes de 
producción (declinación ≤ 2%). 
 El primer mes de producción se realizó con 5000 BFPD, el 
segundo mes con 8000 BFPD y a partir del tercer mes hasta el final 
de la operación de Repsol con 12000 BFPD. 
 
ESCENARIO 2: Completación Actual con Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo (AICD) y Swellpackers. 
 
 Es importante mencionar que se tiene la producción real de un año 
del pozo G - 10H y 5 meses del pozo A - 20H, por ello se tiene un 
mejor pronóstico de producción de los pozos.  
 Para el pozo G - 10H se utilizó declinación hiperbólica variable 
desde el segundo año de producción (declinación ≤ 2%). 
 Para el pozo G - 10H se realizó con 9000 BFPD desde el segundo 
año. 
 Para el pozo A - 20H se utilizó declinación exponencial variable 
desde el sexto al décimo segundo mes de producción (declinación 
≤ 10%) y declinación hiperbólica variable desde el segundo año de 
producción (declinación ≤ 2%). 
 Para el pozo A - 20H se realizó con 9000 BFPD desde el sexto 
mes de producción. 
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POZO G - 10H 
 
ESCENARIO 1: Sin completación con Dispositivo Autónomo de Control 
de Flujo (AICD) (con SAS). 
 
Cuadro 26. Perfil de producción pronosticado para el pozo G -10H 
completado sin AICDs (SAS) 
 
PERFIL DE PRODUCCIÓN MENSUALIZADO SIN AICD 
      Date  
  Monthly 
Average 
Oil 
Production 
(bbl/d) 
  Monthly 
Average 
Fluid 
Production 
(bbl/d) 
BSW 
(%) 
  Monthly 
Average 
Water 
Production 
(bbl/d) 
  
Cumulative 
Oil 
Production 
(Mbbl) 
  
Cumulative 
Water 
Production 
(Mbbl) 
30/04/2012 800 5000  84,00 4200  24 126 
31/05/2012 724 8000  90,95 7276  46 352 
30/06/2012 655 12000  94,54 11345  66 692 
31/07/2012 593 12000  95,06 11407  84 1046 
31/08/2012 536 12000  95,53 11464  101 1401 
30/09/2012 485 12000  95,96 11515  116 1746 
31/10/2012 439 12000  96,34 11561  129 2105 
30/11/2012 397 12000  96,69 11603  141 2453 
31/12/2012 359 12000  97,00 11641  152 2814 
31/01/2013 325 12000  97,29 11675  162 3176 
28/02/2013 294 12000  97,55 11706  171 3503 
31/03/2013 266 12000  97,78 11734  179 3867 
30/04/2013 261 12000  97,82 11739  187 4219 
31/05/2013 256 12000  97,87 11744  195 4583 
30/06/2013 251 12000  97,91 11749  202 4936 
31/07/2013 246 12000  97,95 11754  210 5300 
31/08/2013 242 12000  97,99 11758  217 5665 
30/09/2013 237 12000  98,02 11763  224 6018 
31/10/2013 233 12000  98,06 11767  232 6382 
30/11/2013 228 12000  98,10 11772  238 6736 
31/12/2013 224 12000  98,13 11776  245 7101 
31/01/2014 220 12000  98,17 11780  252 7466 
28/02/2014 216 12000  98,20 11784  258 7796 
31/03/2014 212 12000  98,23 11788  265 8161 
30/04/2014 209 12000  98,26 11791  271 8515 
31/05/2014 205 12000  98,29 11795  277 8881 
30/06/2014 201 12000  98,32 11799  284 9234 
31/07/2014 198 12000  98,35 11802  290 9600 
31/08/2014 195 12000  98,38 11805  296 9966 
30/09/2014 191 12000  98,41 11809  301 10321 
31/10/2014 188 12000  98,43 11812  307 10687 
30/11/2014 185 12000  98,46 11815  313 11041 
31/12/2014 182 12000  98,48 11818  318 11408 
31/01/2015 179 12000  98,51 11821  324 11774 
28/02/2015 176 12000  98,53 11824  329 12105 
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31/03/2015 173 12000  98,56 11827  334 12472 
30/04/2015 170 12000  98,58 11830  339 12827 
31/05/2015 168 12000  98,60 11832  345 13193 
30/06/2015 165 12000  98,62 11835  350 13548 
31/07/2015 163 12000  98,65 11837  355 13915 
31/08/2015 160 12000  98,67 11840  360 14282 
30/09/2015 158 12000  98,69 11842  364 14638 
31/10/2015 155 12000  98,71 11845  369 15005 
30/11/2015 153 12000  98,73 11847  374 15360 
31/12/2015 151 12000  98,75 11849  378 15728 
31/01/2016 148 12000  98,76 11852  383 16095 
29/02/2016 146 12000  98,78 11854  387 16439 
31/03/2016 144 12000  98,80 11856  392 16806 
30/04/2016 142 12000  98,82 11858  396 17162 
31/05/2016 140 12000  98,83 11860  400 17530 
30/06/2016 138 12000  98,85 11862  404 17886 
31/07/2016 136 12000  98,87 11864  409 18253 
31/08/2016 134 12000  98,88 11866  413 18621 
30/09/2016 132 12000  98,90 11868  417 18977 
31/10/2016 130 12000  98,91 11870  421 19345 
30/11/2016 128 12000  98,93 11872  425 19701 
31/12/2016 127 12000  98,94 11873  429 20069 
31/01/2017 125 12000  98,96 11875  432 20438 
28/02/2017 123 12000  98,97 11877  436 20770 
31/03/2017 122 12000  98,99 11878  440 21138 
30/04/2017 120 12000  99,00 11880  443 21495 
31/05/2017 118 12000  99,01 11882  447 21863 
30/06/2017 117 12000  99,03 11883  450 22220 
31/07/2017 115 12000  99,04 11885  454 22588 
31/08/2017 114 12000  99,05 11886  457 22957 
30/09/2017 112 12000  99,06 11888  461 23313 
31/10/2017 111 12000  99,08 11889  464 23682 
30/11/2017 109 12000  99,09 11891  468 24038 
31/12/2017 108 12000  99,10 11892  471 24407 
31/01/2018 107 12000  99,11 11893  474 24776 
28/02/2018 105 12000  99,12 11895  477 25109 
31/03/2018 104 12000  99,13 11896  480 25478 
30/04/2018 103 12000  99,14 11897  483 25835 
31/05/2018 101 12000  99,15 11899  487 26203 
30/06/2018 100 12000  99,16 11900  490 26560 
31/07/2018 99 12000  99,17 11901  493 26929 
31/08/2018 98 12000  99,18 11902  496 27298 
30/09/2018 97 12000  99,19 11903  499 27655 
31/10/2018 95 12000  99,20 11905  502 28024 
30/11/2018 - - - - - - 
31/12/2018 - - - - - - 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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ESCENARIO 2: Completación Actual con Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo (AICD) y Swellpackers. 
 
 
Cuadro 27. Perfil de producción pronosticado para el pozo G -10H 
completado con AICDs y swellpackers 
 
PERFIL DE PRODUCCIÓN MENSUALIZADO CON AICD 
      Date  
  Monthly 
Average 
Oil 
Production 
(bbl/d) 
  Monthly 
Average 
Fluid 
Production 
(bbl/d) 
BSW 
(%) 
  Monthly 
Average 
Water 
Production 
(bbl/d) 
  
Cumulative 
Oil 
Production 
(Mbbl) 
  
Cumulative 
Water 
Production 
(Mbbl) 
30/04/2012 468 622 24,69 154 14 5 
31/05/2012 1325 2570 48,45 1245 55 43 
30/06/2012 953 4372 78,19 3419 84 146 
31/07/2012 693 5189 86,64 4496 105 285 
31/08/2012 603 6194 90,27 5592 124 458 
30/09/2012 506 6270 91,92 5763 139 631 
31/10/2012 480 7045 93,19 6565 154 835 
30/11/2012 480 7317 93,44 6837 168 1040 
31/12/2012 389 7414 94,76 7025 180 1258 
31/01/2013 348 7578 95,41 7230 191 1482 
28/02/2013 310 7412 95,81 7102 200 1681 
31/03/2013 312  7715  95,96 7403  210 1910 
30/04/2013 306 9000  96,60 8694  219 2171 
31/05/2013 300 9000  96,67 8700  228 2441 
30/06/2013 294 9000  96,73 8706  237 2702 
31/07/2013 288 9000  96,79 8712  246 2972 
31/08/2013 283 9000  96,86 8717  255 3242 
30/09/2013 278 9000  96,91 8722  263 3504 
31/10/2013 273 9000  96,97 8727  271 3774 
30/11/2013 267 9000  97,03 8733  279 4036 
31/12/2013 263 9000  97,08 8737  288 4307 
31/01/2014 258 9000  97,13 8742  295 4578 
28/02/2014 253 9000  97,19 8747  303 4823 
31/03/2014 249 9000  97,24 8751  310 5095 
30/04/2014 244 9000  97,29 8756  318 5357 
31/05/2014 240 9000  97,33 8760  325 5629 
30/06/2014 236 9000  97,38 8764  332 5892 
31/07/2014 232 9000  97,42 8768  339 6163 
31/08/2014 228 9000  97,47 8772  346 6435 
30/09/2014 224 9000  97,51 8776  353 6699 
31/10/2014 220 9000  97,55 8780  360 6971 
30/11/2014 217 9000  97,59 8783  366 7234 
31/12/2014 213 9000  97,63 8787  373 7507 
31/01/2015 210 9000  97,67 8790  380 7779 
28/02/2015 206 9000  97,71 8794  385 8025 
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31/03/2015 203 9000  97,75 8797  392 8298 
30/04/2015 200 9000  97,78 8800  398 8562 
31/05/2015 197 9000  97,82 8803  404 8835 
30/06/2015 193 9000  97,85 8807  410 9099 
31/07/2015 190 9000  97,88 8810  415 9372 
31/08/2015 187 9000  97,92 8813  421 9646 
30/09/2015 185 9000  97,95 8815  427 9910 
31/10/2015 182 9000  97,98 8818  432 10183 
30/11/2015 179 9000  98,01 8821  438 10448 
31/12/2015 176 9000  98,04 8824  443 10722 
31/01/2016 174 9000  98,07 8826  449 10995 
29/02/2016 171 9000  98,10 8829  454 11251 
31/03/2016 169 9000  98,13 8831  459 11525 
30/04/2016 166 9000  98,15 8834  464 11790 
31/05/2016 164 9000  98,18 8836  469 12064 
30/06/2016 161 9000  98,21 8839  474 12329 
31/07/2016 159 9000  98,23 8841  479 12603 
31/08/2016 157 9000  98,26 8843  484 12877 
30/09/2016 155 9000  98,28 8845  488 13143 
31/10/2016 153 9000  98,30 8847  493 13417 
30/11/2016 150 9000  98,33 8850  497 13682 
31/12/2016 148 9000  98,35 8852  502 13957 
31/01/2017 146 9000  98,37 8854  507 14231 
28/02/2017 144 9000  98,40 8856  511 14479 
31/03/2017 142 9000  98,42 8858  515 14754 
30/04/2017 141 9000  98,44 8859  519 15020 
31/05/2017 139 9000  98,46 8861  524 15294 
30/06/2017 137 9000  98,48 8863  528 15560 
31/07/2017 135 9000  98,50 8865  532 15835 
31/08/2017 133 9000  98,52 8867  536 16110 
30/09/2017 132 9000  98,54 8868  540 16376 
31/10/2017 130 9000  98,56 8870  544 16651 
30/11/2017 128 9000  98,58 8872  548 16917 
31/12/2017 127 9000  98,59 8873  552 17192 
31/01/2018 125 9000  98,61 8875  556 17467 
28/02/2018 123 9000  98,63 8877  559 17716 
31/03/2018 122 9000  98,65 8878  563 17991 
30/04/2018 120 9000  98,66 8880  566 18257 
31/05/2018 119 9000  98,68 8881  570 18533 
30/06/2018 117 9000  98,70 8883  574 18799 
31/07/2018 116 9000  98,71 8884  577 19075 
31/08/2018 115 9000  98,73 8885  581 19350 
30/09/2018 113 9000  98,74 8887  584 19617 
31/10/2018 112 9000  98,76 8888  588 19892 
30/11/2018 111 9000  98,77 8889  591 20159 
31/12/2018 109 9000  98,79 8891  594 20434 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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POZO A - 20H 
 
ESCENARIO 1: Sin completación con Dispositivo Autónomo de Control 
de Flujo (AICD) (con SAS). 
 
Cuadro 28. Perfil de producción pronosticado para el pozo A - 20H 
completado sin AICDs (SAS) 
 
PERFIL DE PRODUCCIÓN MENSUALIZADO SIN AICD 
      Date  
  Monthly 
Average 
Oil 
Production 
(bbl/d) 
  Monthly 
Average 
Fluid 
Production 
(bbl/d) 
BSW 
(%) 
  Monthly 
Average 
Water 
Production 
(bbl/d) 
  
Cumulative 
Oil 
Production 
(Mbbl) 
  
Cumulative 
Water 
Production 
(Mbbl) 
30/11/2012             800  5000 84,00 4200  24 126 
31/12/2012             724  8000 90,95 7276  46 352 
31/01/2013             655  12000 94,54 11345  67 703 
28/02/2013             593  12000 95,06 11407  83 1023 
31/03/2013             536  12000 95,53 11464  100 1378 
30/04/2013             485  12000 95,96 11515  115 1723 
31/05/2013             439  12000 96,34 11561  128 2082 
30/06/2013             397  12000 96,69 11603  140 2430 
31/07/2013             359  12000 97,00 11641  151 2791 
31/08/2013             325  12000 97,29 11675  161 3153 
30/09/2013             294  12000 97,55 11706  170 3504 
31/10/2013             266  12000 97,78 11734  178 3868 
30/11/2013             261  12000 97,82 11739  186 4220 
31/12/2013             256  12000 97,87 11744  194 4584 
31/01/2014             251  12000 97,91 11749  202 4948 
28/02/2014             246  12000 97,95 11754  209 5277 
31/03/2014             242  12000 97,99 11758  216 5642 
30/04/2014             237  12000 98,02 11763  223 5995 
31/05/2014             233  12000 98,06 11767  231 6359 
30/06/2014             228  12000 98,10 11772  237 6713 
31/07/2014             224  12000 98,13 11776  244 7078 
31/08/2014             220  12000 98,17 11780  251 7443 
30/09/2014             216  12000 98,20 11784  258 7796 
31/10/2014             212  12000 98,23 11788  264 8162 
30/11/2014             209  12000 98,26 11791  271 8515 
31/12/2014             205  12000 98,29 11795  277 8881 
31/01/2015             201  12000 98,32 11799  283 9247 
28/02/2015             198  12000 98,35 11802  289 9577 
31/03/2015             195  12000 98,38 11805  295 9943 
30/04/2015             191  12000 98,41 11809  300 10298 
31/05/2015             188  12000 98,43 11812  306 10664 
30/06/2015             185  12000 98,46 11815  312 11018 
31/07/2015             182  12000 98,48 11818  317 11385 
31/08/2015             179  12000 98,51 11821  323 11751 
30/09/2015             176  12000 98,53 11824  328 12106 
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31/10/2015             173  12000 98,56 11827  334 12472 
30/11/2015             170  12000 98,58 11830  339 12827 
31/12/2015             168  12000 98,60 11832  344 13194 
31/01/2016             165  12000 98,62 11835  349 13561 
29/02/2016             163  12000 98,65 11837  354 13904 
31/03/2016             160  12000 98,67 11840  359 14271 
30/04/2016             158  12000 98,69 11842  363 14627 
31/05/2016             155  12000 98,71 11845  368 14994 
30/06/2016             153  12000 98,73 11847  373 15349 
31/07/2016             151  12000 98,75 11849  378 15716 
31/08/2016             148  12000 98,76 11852  382 16084 
30/09/2016             146  12000 98,78 11854  387 16439 
31/10/2016             144  12000 98,80 11856  391 16807 
30/11/2016             142  12000 98,82 11858  395 17163 
31/12/2016             140  12000 98,83 11860  400 17530 
31/01/2017             138  12000 98,85 11862  404 17898 
28/02/2017             136  12000 98,87 11864  408 18230 
31/03/2017             134  12000 98,88 11866  412 18598 
30/04/2017             132  12000 98,90 11868  416 18954 
31/05/2017             130  12000 98,91 11870  420 19322 
30/06/2017             128  12000 98,93 11872  424 19678 
31/07/2017             127  12000 98,94 11873  428 20046 
31/08/2017             125  12000 98,96 11875  431 20415 
30/09/2017             123  12000 98,97 11877  435 20771 
31/10/2017             122  12000 98,99 11878  439 21139 
30/11/2017             120  12000 99,00 11880  443 21495 
31/12/2017             118  12000 99,01 11882  446 21864 
31/01/2018             117  12000 99,03 11883  450 22232 
28/02/2018             115  12000 99,04 11885  453 22565 
31/03/2018             114  12000 99,05 11886  457 22933 
30/04/2018             112  12000 99,06 11888  460 23290 
31/05/2018             111  12000 99,08 11889  463 23659 
30/06/2018             109  12000 99,09 11891  467 24015 
31/07/2018             108  12000 99,10 11892  470 24384 
31/08/2018             107  12000 99,11 11893  473 24753 
30/09/2018             105  12000 99,12 11895  476 25110 
31/10/2018             104  12000 99,13 11896  480 25478 
30/11/2018             103  12000 99,14 11897  483 25835 
31/12/2018             101  12000 99,15 11899  486 26204 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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ESCENARIO 2: Completación Actual con Dispositivo Autónomo de 
Control de Flujo (AICD) y Swellpackers. 
 
Cuadro 29. Perfil de producción pronosticado para el pozo A - 20H 
completado con AICDs y swellpackers 
 
PERFIL DE PRODUCCIÓN MENSUALIZADO CON AICD 
      Date  
  Monthly 
Average 
Oil 
Production 
(bbl/d) 
  Monthly 
Average 
Fluid 
Production 
(bbl/d) 
BSW 
(%) 
  Monthly 
Average 
Water 
Production 
(bbl/d) 
  
Cumulative 
Oil 
Production 
(Mbbl) 
  
Cumulative 
Water 
Production 
(Mbbl) 
30/11/2012 2270 4018 43,50 1748 68 52 
31/12/2012 1472 8011 81,63 6539 114 255 
31/01/2013 1011 8938 88,69 7927 145 501 
28/02/2013 704 8753 91,96 8049 165 726 
31/03/2013 639  8549  92,53 7910  185 971 
30/04/2013             578  9000  93,58 8422  202 1224 
31/05/2013             523  9000  94,19 8477  218 1487 
30/06/2013             473  9000  94,74 8527  232 1743 
31/07/2013             428  9000  95,24 8572  246 2008 
31/08/2013             388  9000  95,69 8612  258 2275 
30/09/2013             351  9000  96,10 8649  268 2535 
31/10/2013             317  9000  96,47 8683  278 2804 
30/11/2013             311  9000  96,54 8689  287 3065 
31/12/2013             305  9000  96,61 8695  297 3334 
31/01/2014             299  9000  96,68 8701  306 3604 
28/02/2014             293  9000  96,74 8707  314 3848 
31/03/2014             288  9000  96,80 8712  323 4118 
30/04/2014             282  9000  96,86 8718  332 4379 
31/05/2014             277  9000  96,92 8723  340 4650 
30/06/2014             272  9000  96,98 8728  348 4912 
31/07/2014             267  9000  97,03 8733  357 5182 
31/08/2014             262  9000  97,09 8738  365 5453 
30/09/2014             258  9000  97,14 8742  373 5716 
31/10/2014             253  9000  97,19 8747  380 5987 
30/11/2014             249  9000  97,24 8751  388 6249 
31/12/2014             244  9000  97,29 8756  395 6521 
31/01/2015             240  9000  97,33 8760  403 6792 
28/02/2015             236  9000  97,38 8764  409 7038 
31/03/2015             232  9000  97,42 8768  417 7309 
30/04/2015             228  9000  97,47 8772  423 7573 
31/05/2015             224  9000  97,51 8776  430 7845 
30/06/2015             220  9000  97,55 8780  437 8108 
31/07/2015             217  9000  97,59 8783  444 8380 
31/08/2015             213  9000  97,63 8787  450 8653 
30/09/2015             210  9000  97,67 8790  457 8916 
31/10/2015             206  9000  97,71 8794  463 9189 
30/11/2015             203  9000  97,74 8797  469 9453 
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31/12/2015             200  9000  97,78 8800  475 9726 
31/01/2016             197  9000  97,81 8803  481 9999 
29/02/2016             194  9000  97,85 8806  487 10254 
31/03/2016             191  9000  97,88 8809  493 10527 
30/04/2016             188  9000  97,91 8812  499 10791 
31/05/2016             185  9000  97,95 8815  504 11065 
30/06/2016             182  9000  97,98 8818  510 11329 
31/07/2016             179  9000  98,01 8821  515 11603 
31/08/2016             177  9000  98,04 8823  521 11876 
30/09/2016             174  9000  98,07 8826  526 12141 
31/10/2016             172  9000  98,09 8828  531 12415 
30/11/2016             169  9000  98,12 8831  536 12680 
31/12/2016             167  9000  98,15 8833  542 12953 
31/01/2017             164  9000  98,18 8836  547 13227 
28/02/2017             162  9000  98,20 8838  551 13475 
31/03/2017             160  9000  98,23 8840  556 13749 
30/04/2017             157  9000  98,25 8843  561 14014 
31/05/2017             155  9000  98,28 8845  566 14288 
30/06/2017             153  9000  98,30 8847  570 14554 
31/07/2017             151  9000  98,32 8849  575 14828 
31/08/2017             149  9000  98,35 8851  580 15102 
30/09/2017             147  9000  98,37 8853  584 15368 
31/10/2017             145  9000  98,39 8855  589 15643 
30/11/2017             143  9000  98,41 8857  593 15908 
31/12/2017             141  9000  98,43 8859  597 16183 
31/01/2018             139  9000  98,45 8861  601 16458 
28/02/2018             137  9000  98,47 8863  605 16706 
31/03/2018             136  9000  98,49 8864  610 16981 
30/04/2018             134  9000  98,51 8866  614 17247 
31/05/2018             132  9000  98,53 8868  618 17521 
30/06/2018             130  9000  98,55 8870  622 17788 
31/07/2018             129  9000  98,57 8871  626 18063 
31/08/2018             127  9000  98,59 8873  629 18338 
30/09/2018             126  9000  98,61 8874  633 18604 
31/10/2018             124  9000  98,62 8876  637 18879 
30/11/2018             122  9000  98,64 8878  641 19145 
31/12/2018             121  9000  98,66 8879  645 19421 
 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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COMPARACIÓN DE PRODUCCIÓN ENTRE EL DISPOSITIVO 
AUTÓNOMO DE CONTROL DE FLUJO (AICD) Y SAS  
POZO G - 10H 
 
Si comparamos el perfil de producción estimado para el pozo G – 10H sin 
AICD (SAS)  y con AICD y swellpackers (completación actual) tenemos: 
 
 
 
Gráfico 121. Perfil de producción estimado para el pozo G – 10H 
completado sin AICD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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Gráfico 122. Perfil de producción estimado para el pozo G – 10H 
completado con AICD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
Comparando la producción de petróleo del pozo G -10H completado con 
AICD y swellpackers (completación actual) se estima que la producción al 
final de la operación de Repsol (31 de diciembre de 2018) será de 109 
BOPD y 8891 BWPD mientras que si hubiera sido completado sin AICD 
(SAS) se tendría una producción de 93 BOPD y 11907 BWPD. Al 
completar con SAS se llegaría a la tasa de abandono antes de terminar la 
operación de Repsol (31 de octubre de 2018) en donde la producción 
sería de 95BOPD y 11905BWPD. 
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Gráfico 123. Producción de petróleo para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Durante el primer año, con la producción real completado con AICD y 
swellpackers el pozo tiene un BSW promedio para los tres primeros 
meses del 50,44%, del cuarto al décimo segundo mes del 93,04% y al 
final de la producción un BSW del 98,79%. 
 
Para la completación sin AICD (SAS) se estima un BSW promedio para 
los tres primeros meses de 89,83%, del cuarto al décimo segundo mes 
del 96,58% y al final de la producción un BSW de 99,22%.  
 
Para octubre de 2018 donde se tiene el límite económico el BSW es de 
99,2%.  
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Gráfico 124. BSW para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Con la completación actual  con AICD y swellpackers se tiene una 
producción de petróleo acumulado (Np) de 594 MBls mientras que para la 
completación sin AICD (SAS) se tendría un Np de 502 MBls hasta el 
caudal de abandono. 
 
Con la completación actual se tendría un incremento en la recuperación 
de petróleo del 15,6 % equivalente a 93 MBls con respecto a la 
completación sin AICD. 
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Gráfico 125. Producción de petróleo acumulado para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Existe una gran diferencia también en la producción acumulada de agua 
(Wp) comparando las dos completaciones. 
 
Así, con la completación actual con AICD y swellpackers al final de la 
operación de Repsol Wp es de 20,434 MMBls, al completar sin AICD 
(SAS) esta producción llegaría a 28,034 MMBls. 
 
En este caso tendríamos con la completación sin AICD (SAS) un 
incremento de 27,09% equivalente a 7, 59 MMBls con respecto al caso 
completado con AICD y swellpackers. 
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Gráfico 126. Producción de agua acumulada para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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POZO A - 20H 
 
Si comparamos el perfil de producción estimado para el pozo A – 20H sin 
AICD (SAS)  y con AICD y swellpackers (completación actual) tenemos: 
 
 
 
Gráfico 127. Perfil de producción estimado para el pozo G – 10H 
completado sin AICD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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Gráfico 128. Perfil de producción estimado para el pozo A – 20H 
completado con AICD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
Comparando la producción de petróleo del pozo A - 20H completado con 
AICD y swellpackers (completación actual) se estima que la producción al 
final de la operación de Repsol (31 de diciembre de 2018) será de 121 
BOPD y 8879 BWPD mientras que si hubiera sido completado sin AICD 
(SAS) se tendría una producción de 101 BOPD y 11899 BWPD.  
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Gráfico 129. Producción de petróleo para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Durante los primeros cinco meses, con la producción real completado con 
AICD y swellpackers el pozo tiene un BSW para el primer mes del 
43,50%, del segundo al quinto mes un BSW promedio del 88,70% y al 
final de la producción un BSW del 98,66%. 
 
Para la completación sin AICD (SAS) se estima un BSW para el primer 
mes de 84,00%, del segundo al quinto mes del 94,02% y al final de la 
producción un BSW de 99,15%.  
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Gráfico 130. BSW para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Con la completación actual  con AICD y swellpackers se tiene una 
producción de petróleo acumulado (Np) de 645 MBls mientras que para la 
completación sin AICD (SAS) se tendría un Np de 486 MBls. 
 
Con la completación actual se tendría un incremento en la recuperación 
de petróleo del 24,59 % equivalente a 159 MBls con respecto a la 
completación sin AICD. 
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Gráfico 131. Producción de petróleo acumulado para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Existe una gran diferencia también en la producción acumulada de agua 
(Wp) comparando las dos completaciones. 
 
Así, con la completación actual con AICD y swellpackers al final de la 
operación de Repsol Wp es de 19,421 MMBls, al completar sin AICD 
(SAS) esta producción llegaría a 26,204 MMBls. 
 
En este caso tendríamos con la completación sin AICD (SAS) un 
incremento de 25,89% equivalente a 6,78 MMBls con respecto al caso 
completado con AICD y swellpackers. 
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Gráfico 132. Producción de agua acumulada para el pozo G – 10H  
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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ANÁLISIS ECONÓMICO DEL PROYECTO 
 
El proyecto de implementar el Dispositivo Autónomo de Control de Flujo 
(AICD) en 2 pozos horizontales del reservorio M1 del Bloque 16, tiene 
como finalidad recuperar la mayor cantidad de petróleo y controlar la 
producción de agua, es decir disminuir el BSW. 
 
Para la aplicación de esta herramienta se realizó un análisis técnico como 
se detalla anteriormente, pero sin el análisis económico correspondiente, 
no es posible determinar la rentabilidad del proyecto, por lo que se 
desarrolla a continuación. 
 
El desarrollo de este análisis económico inicia estimando los ingresos, 
costos, utilidades e inversiones del proyecto. La evaluación económica se 
basa en el Flujo Neto de Caja, Valor Actual Neto (VAN), Tasa Interna de 
Retorno (TIR) y Tiempo de Recuperación de Inversión. 
 
De acuerdo a datos proporcionados por la operadora Repsol (en este 
análisis económico se toma en cuenta los siguientes parámetros: 
 
 Tasa de límite económico para cada pozo de 95 BOPD. 
 El consumo interno de petróleo es de 3,899 Bls  por cada 1000 BF. 
 El costo de operación es de 0,1581cents/BFP. 
 La tasa de declinación mensual se estimó anteriormente para cada 
pozo (sugerida por el Departamento de Desarrollo de Repsol). 
 El precio de barril de petróleo producido en el Bloque 16 es de 
36,53 USD/Bl para el año 2012, el cual tiene un incremento de 1,25 
% anual. 
 La amortización se realiza de acuerdo a la tasa de  producción. 
 Impuesto a la renta es del 24%. 
 Tasa de actualización anual de 10,95 %. 
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 El estudio del proyecto se realizará hasta la terminación de 
prestación de servicios de Repsol en el Bloque 16, es decir hasta el 
31 de diciembre de 2018. 
 
Para efecto de análisis del proyecto se tomará en cuenta los dos 
escenarios de producción descritos anteriormente para los pozos G – 10H 
y A – 20H. Es decir se realizará una comparación entre la completación 
actual de los pozos con Dispositivo de control de Flujo (AICD) y 
Swellpackers (escenario 2) y una completación sin AICD (SAS) (escenario 
1). 
Ingresos económicos del proyecto 
 
Los ingresos económicos de este proyecto están constituidos por la 
producción de petróleo con completación con AICD y Swellpackers y sin 
AICD (SAS). 
 
Para el escenario 2 descrito anteriormente se tendrá una mayor 
recuperación de petróleo en relación al escenario 1, tanto para el pozo G -
10H como para el A – 20H. 
 
POZO G - 10H 
 
Cuadro 30. Producción anual del pozo G - 10H completado sin AICD 
 
PRODUCCIÓN ANUAL SIN AICD (MMBls) 
Año Oil Fluid 
2012 0,152 2,966 
2013 0,093 4,380 
2014 0,073 4,380 
2015 0,060 4,380 
2016 0,050 4,392 
2017 0,042 4,380 
2018 0,031 3,648 
∑= 0,502 28,526 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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Cuadro 31. Producción anual del pozo G - 10H completado con AICD 
 
PRODUCCIÓN ANUAL CON AICD (MMBls) 
Año Oil Fluid 
2012 0,180 1,438 
2013 0,107 3,157 
2014 0,086 3,285 
2015 0,070 3,285 
2016 0,059 3,294 
2017 0,050 3,285 
2018 0,043 3,285 
∑= 0,594 21,029 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
 
 
POZO A - 20H 
 
Cuadro 32. Producción anual del pozo A - 20H completado sin AICD 
 
PRODUCCIÓN ANUAL SIN AICD (MMBls) 
Año Oil Fluid 
2012 0,046 0,398 
2013 0,148 4,380 
2014 0,083 4,380 
2015 0,067 4,380 
2016 0,056 4,392 
2017 0,047 4,380 
2018 0,040 4,380 
∑= 0,486 26,690 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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Cuadro 33. Producción anual del pozo A - 20H completado con AICD 
 
PRODUCCIÓN ANUAL CON AICD (MMBls) 
Año Oil Fluid 
2012 0,114 0,369 
2013 0,183 3,262 
2014 0,099 3,285 
2015 0,080 3,285 
2016 0,066 3,294 
2017 0,056 3,285 
2018 0,047 3,285 
∑= 0,645 20,065 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
Costos 
 
En este proyecto los costos de producción representan, el costo 
monetario que cuesta producir un barril de petróleo hasta superficie. 
 
Es importante conocer los gastos operativos, que son los montos 
requeridos luego de la inversión inicial y durante la vida útil del proyecto. 
 
Repsol contempla un costo de operación por barril de fluido producido 
equivalente a 0,1581 ctvs, el cual se aplica en este análisis económico, no 
se toma en cuenta el costo de transporte y comercialización ya que estos 
costos son cubiertos por EP Petroecuador. 
 
Utilidades 
 
Es el beneficio monetario que se tiene en una inversión en un 
determinado tiempo, y es útil en el momento de juzgar un proyecto. 
Dentro de este análisis económico se tiene utilidades antes de impuestos 
y utilidades después de aplicar el impuesto a la renta. 
 
Los impuestos se aplican solo en los periodos que tienen utilidades 
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Inversiones  
 
La inversión es un monto determinado de dinero que se utiliza para la 
realización de un proyecto, y está expresada en unidades monetarias. 
 
Para el presente análisis se dispone de una inversión global  de 
perforación, toma de registros eléctricos, completación del pozo tanto con 
AICD y swellpackers como sin AICD (SAS), rig move e ispección de 
tubería y plataforma.  
 
 
POZO G - 10H 
 
 
Cuadro 34. Inversión del pozo G - 10H completado sin AICD 
 
INVERSIONES (CAPEX) SIN AICD 
PERFORACIÓN Y COMPLETACIÓN 4,76 MMUSD 
RIG MOVE E INSPECCIÓN DE 
TUBERÍA 0,39 MMUSD 
PLATAFORMA 0,25 MMUSD 
    ∑= 5,40 MMUSD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
Cuadro 35. Inversión del pozo G - 10H completado con AICD 
 
INVERSIONES (CAPEX) CON AICD 
PERFORACIÓN Y COMPLETACIÓN 5,43 MMUSD 
RIG MOVE E INSPECCIÓN DE 
TUBERÍA 0,39 MMUSD 
PLATAFORMA 0,25 MMUSD 
    ∑= 6,07 MMUSD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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POZO A - 20H 
 
 
Cuadro 36. Inversión del pozo A - 20H completado sin AICD 
 
INVERSIONES (CAPEX) SIN AICD 
PERFORACIÓN Y COMPLETACIÓN 4,89 MMUSD 
RIG MOVE E INSPECCIÓN DE 
TUBERÍA 0,31 MMUSD 
PLATAFORMA 0,36 MMUSD 
    ∑= 5,56 MMUSD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
 
 
Cuadro 37. Inversión del pozo A - 20H completado con AICD 
 
INVERSIONES (CAPEX) CON AICD 
PERFORACIÓN Y COMPLETACIÓN 5,62 MMUSD 
RIG MOVE E INSPECCIÓN DE 
TUBERÍA 0,31 MMUSD 
PLATAFORMA 0,36 MMUSD 
    ∑= 6,29 MMUSD 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
Metodología de cálculo 
 
Los métodos de análisis que se utilizan para el análisis de este proyecto 
son: 
 Valor Actual Neto (VAN) 
 Tasa Interna de Retorno (TIR) 
 Tiempo de Recuperación de la Inversión 
 Relación Costo – Beneficio (RCB) 
 
Estos parámetros determinan la rentabilidad del proyecto.  
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Flujo Neto de Caja  
 
Por Flujo neto de caja, es igual a la suma de los ingresos previstos menos 
el monto de los egresos correspondientes a un determinado período de 
tiempo, lo que nos permite evaluar una inversión. Lo podemos expresar 
de la siguiente manera: 
 
            
Ecuación 11. Cálculo del Flujo Neto de Caja 
 
Donde: 
     = Flujo Neto de Caja del proyecto correspondiente al periodo K. 
  = Ingresos previstos del proyecto correspondiente al periodo K. 
  = Egresos previstos del proyecto correspondiente al periodo K. 
 
Este cálculo es fundamental para obtener el Valor Actual Neto (VAN) y la 
Tasa interna de retorno (TIR). 
 
Valor Actual Neto (VAN)  
 
Conocido también como Valor Presente Neto, es la suma de los valores 
actualizados de todos los flujos netos de caja esperados del proyecto, 
deducido el valor de la inversión inicial. Es un indicador del valor del 
dinero actual (hoy) que va a recibir el proyecto en el futuro, a una tasa de 
interés y período determinado, a fin de comparar este valor con la 
inversión inicial. 
 Si un proyecto de inversión tiene un VAN positivo, el proyecto es 
rentable. 
 Entre dos o más proyectos, el más rentable es el que tiene el VAN 
más alto. 
 Un VAN nulo significa que la rentabilidad del proyecto es la misma 
que colocar los fondos en él invertidos, en el mercado con un 
interés equivalente a la tasa de descuento utilizada. 
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La tasa de descuento que se utiliza para actualizar se denomina tasa de 
corte, fijada por la persona que evalúa el proyecto de inversión 
conjuntamente con los inversores. 
 
En la siguiente fórmula se presenta el cálculo del VAN  
 
         ∑
    
      
 
   
 
Ecuación 12. Cálculo del Valor Actual Neto 
Donde: 
     = Flujo Neto de Caja del proyecto correspondiente al periodo K. 
r = Tasa de actualización o de descuento (% anual) 
A = Inversión inicial (USD) 
N = Período considerado en el Flujo Neto de Caja  
 
Tasa Interna de Retorno (TIR) 
 
Se denomina Tasa Interna de Retorno (TIR) a la tasa de descuento que 
hace que el VAN de una inversión será igual a cero. Es decir es el punto 
en el tiempo en que se recupera la inversión y se comienza a generar 
utilidades. 
 
El TIR es un indicador de la eficacia de una inversión, a través de este se 
considera que un proyecto de inversión es rentable, así: 
 Si el TIR es mayor a la tasa de descuento o actualización, el 
proyecto más eficiente será el que ofrezca un TIR mayor. 
 Un proyecto con TIR negativo es desechado. 
 
La Tasa Interna de Retorno hace cero al VAN a una determinada tasa de 
interés acordada y en un tiempo determinado. 
         ∑
    
        
 
   
   
Ecuación 13. Cálculo del TIR 
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Tiempo de Recuperación de la Inversión 
 
Es un indicador del tiempo en que se recupera la inversión y se comienza 
a generar utilidades. Se lo determina con el Flujo Neto de Caja 
acumulado, el cual representa el período de tiempo en que una empresa 
tarda en recuperar el capital invertido en un determinado proyecto. El 
tiempo de recuperación de la inversión se determina acumulando los 
sucesivos flujos anuales del proyecto hasta que la suma alcance el costo 
inicial de la inversión. 
 
Relación Costo – Beneficio (RCB) 
 
Es un método de evaluación de proyectos, que da en forma clara la 
rentabilidad de un proyecto, considera los ingresos generados, los gastos 
operativos y la inversión. 
 Si RCB es mayor a 1 el proyecto es aceptable ya que ingresos son 
mayores que egresos. 
 Si RCB es igual a 1 el proyecto es indiferente ya que ingresos son 
iguales que egresos. 
 Si RCB es menor a 1 el proyecto es inaceptable ya que ingresos 
son menores que egresos. 
 
     
                       
                               
 
Ecuación 14. Cálculo del RCB 
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Resultados del análisis económico 
 
Los resultados del análisis económico para los pozos G – 10H  y A - 20H 
completados  sin AICD (SAS)  y con AICD y swellpackers (completación 
actual) se indican a continuación y se detallan en el Anexo E. 
 
POZO G - 10H 
 
Cuadro 38. Resultado del análisis económico del pozo G - 10H 
 
POZO G - 10H  
Resultados del análisis 
económico 
Escenario 1: Sin 
AICD (SAS) 
Escenario 2: Con AICD y 
Swellpackers (completación 
actual) 
Inversión (MMUSD) 5,40 6,07 
Valor Actual Neto (VAN) 
(MMUSD) 1,70 4,11 
Tasa Interna de Retorno (TIR) 
(% anual) 48,35 96,14 
Tiempo de la recuperación de 
inversión (años) 1,58 0,91 
Relación Costo Beneficio 1,49 2,04 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
 
 
POZO A - 20H 
 
Cuadro 39. Resultados del análisis económico del pozo A - 20H  
 
POZO A - 20H  
Resultados del análisis 
económico 
Escenario 1: Sin 
AICD (SAS) 
Escenario 2: Con AICD y 
Swellpackers (completación actual) 
Inversión (MMUSD) 5,56 6,29 
Valor Actual Neto (VAN) 
(MMUSD) 1,36 4,91 
Tasa Interna de Retorno 
(TIR) (% anual) 28,48 80,02 
Tiempo de la recuperación 
de inversión (años) 2,27 0,89 
Relación Costo Beneficio 1,47 2,24 
 
Fuente: Departamento de Desarrollo y Perforación – REPSOL 
Elaborado por: Leonardo Huera Aldás 
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CONTROL AMBIENTAL Y SEGURIDAD INDUSTRIAL 
Plan de Manejo Ambiental (PMA) 
 
Licencia Ambiental 
 
 El Ministerio del Ambiente en su calidad de Autoridad Ambiental 
Nacional en cumplimiento de sus responsabilidades, confiere el 22 
de julio de 2009, mediante Resolución 213, la Licencia Ambiental a 
Repsol YPF Ecuador S.A. para la ejecución del proyecto Bloque 
16, Campo Tivacuno, Campo Unificado Bogi-Capiron, Estación 
Pompeya y Estación Shushufindi, ubicados en las Provincias de 
Orellana y Sucumbíos, excluyendo el área contemplada en la Zona 
Intangible.  
 La presente Licencia Ambiental tiene un plazo de vigencia desde la 
fecha de su expedición hasta el término de la ejecución del 
proyecto.  
 Es importante indicar que el Bloque 16, Campo Tivacuno, Campo 
Unificado Bogi-Capiron intersectan con el Sistema Nacional de 
Áreas Protegidas, específicamente con el Parque Nacional Yasuní 
y Unidad Forestal Napo 10, correspondiente al Territorio Waorani. 
 
Objetivos principales del PMA 
 
 Establecer las acciones, criterios y restricciones orientadas a 
prevenir, minimizar, mitigar, controlar y monitorear la actividad 
socio ambiental de Repsol Ecuador S.A. 
 Establecer criterios que aseguren el cumplimiento de las prácticas 
socio ambientales establecidas en la legislación ecuatoriana. 
 Formar el conjunto documental de interfase entre el Sistema de 
Gestión Integrado de Repsol Ecuador S.A. y los requerimientos de 
las autoridades de control. 
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 Servir de criterio para las evaluaciones ambientales, inspecciones y 
auditorías ambientales internas y externas para el control ambiental 
de la operación de Repsol Ecuador S.A.  
 Asegurar el cumplimiento de la legislación socio ambiental nacional 
e hidrocarburífera respecto a los contenidos y enfoques de los 
Estudios de Impacto Ambiental. 
 
Cumplimiento del PMA 
 
El Plan de Manejo Ambiental se define como un procedimiento que 
establece acciones que se requieren para prevenir, mitigar, controlar, 
compensar y corregir los posibles efectos o impactos ambientales 
negativos causados por las operaciones hidrocarburíferas en el Bloque 
16. El PMA contiene los siguientes sub-planes: 
 
 
 
Gráfico 133. Sub-planes del PMA  
Fuente: Departamento de Seguridad y Medio Ambiente - REPSOL 
1.Plan de 
Prevención y 
Mitigación 
2. Plan de 
Contingencias 
3. Plan de 
Capacitación 
3. Plan de Salud 
ocupacional y 
Seguridad 
Industrial 
4. Plan de 
Manejo de  
Desechos 
5. Plan de 
Manejo de 
Relaciones 
Comunitarias 
6. Plan de 
rehabilitación de 
áreas afectadas 
7. Plan de 
abandono y 
entrega 
8. Plan de 
monitoreo 
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Gestión Ambiental 
 
En general, la gestión ambiental en el Bloque 16, si bien es extensa, 
puede ser resumida bajo las siguientes líneas de actuación, asociadas a 
la estructura del Sistema de Gestión Integrado manejado por REPSOL 
YPF Ecuador S.A.: 
 
1. Se deben cumplir las políticas básicas ambientales y de 
relacionamiento comunitario de REPSOL. 
 
2. Mantener claros cuales son los impactos ambientales existentes en 
la operación. 
 
3. En asuntos ambientales el personal en general es responsable de 
comunicar asuntos que puedan servir para mejorar el desempeño 
ambiental de la empresa y asuntos que generen impactos 
ambientales o incumplimientos a requisitos del Plan de Manejo, del 
Sistema de Gestión Integrado o de la Legislación. 
 
4. El personal debe conocer sus responsabilidades básicas y 
específicas sobre el control ambiental. 
 
5. El personal debe estar capacitado de manera que conozca la 
aplicación de políticas fundamentales, criterios fundamentales y 
asuntos específicos de la función que desempeña.  
 
6. El personal debe asegurar que queden documentadas las acciones 
de cumplimiento e incumplimiento de criterios ambientales 
establecidas en procedimientos y en el Plan de Manejo en el 
sentido de facilitar su evaluación y mejoramiento. 
 
7. El personal debe aplicar los controles operacionales ambientales 
determinados en el Plan de Manejo para cada una de las 
actividades operativas ejecutadas en el Bloque 16. 
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8. Se debe mantener infraestructura y personal competente para 
prevenir y responder a condiciones de emergencia 
fundamentalmente relacionadas a pérdida de contenido de 
hidrocarburos y de productos químicos, incendios y emergencias 
médicas. 
 
9. Se debe ejecutar el monitoreo y seguimiento ambiental como un 
proceso de verificación de cumplimiento e identificación de asuntos 
que deban ser atendidos para minimizar el impacto ambiental. 
 
10. Debe ejecutarse actividades de manera coordinada y con 
compromiso fundamentalmente de los cargos de jerarquía superior, 
para ello la información de seguimientos como auditorias, 
inspecciones, declaraciones de incumplimientos y cumplimientos 
de planes de acción debe ser analizada a nivel de jefaturas. 
 
Plan de Acción de Biodiversidad (PAB) 
 
Este plan tiene como objetivo principal contribuir a la conservación y 
manejo de la biodiversidad existente en el Bloque 16. 
 
Su alcance es el área de operaciones de Repsol en el Parque Nacional 
Yasuní y en la Reserva Étnica Waorani. 
 
Objetivos  específicos 
 
 Concientizar a la población local sobre la importancia de la 
conservación  de la región, a través de un programa de educación 
y comunicación. 
 Fortalecer el trabajo realizado en el Proyecto de Monitoreo 
Biológico Yasuní,  a través de la investigación científica y el 
monitoreo ambiental. 
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 Fomentar el establecimiento y manejo de sistemas productivos 
sustentables  en la población Waorani. 
 Apoyar la gestión comunitaria para la conservación de la región. 
 
Amenazas 
 
El  Plan identificó diversas amenazas a la conservación de la 
biodiversidad del territorio del Bloque 16: 
 
 Fragmentación del hábitat 
 Extinción de especies locales, especialmente mamíferos (por 
ejemplo: primates) 
 Disminución poblacional de especies de peces 
 Migración de fauna especialmente aves 
 Extinción de la cultura Waorani 
 
 
Seguridad Industrial  
 
La meta de Repsol es conseguir cero accidentes en la operación que 
desarrolla. Por ello, asume el compromiso de brindar óptimas condiciones 
de trabajo en cuanto a seguridad y salubridad. Exige un alto nivel de 
seguridad en los procesos, instalaciones y servicios, con especial atención 
a la protección de los empleados, contratistas y al entorno local, y 
transmitiendo este principio de actuación a toda la organización. De forma 
continua, invierte importantes recursos humanos y económicos para 
adoptar las mejores prácticas de gestión y las tecnologías más avanzadas 
en materia de seguridad, todo ello con el objetivo de velar, en cualquier 
lugar de las operaciones, por la seguridad de las personas y de las 
instalaciones.  
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Gráfico 134. Pirámide de accidentabilidad 2012  
Fuente: Departamento de Seguridad y Medio Ambiente - REPSOL 
 
Nota: 
 
Accidentes CPD: número de accidentes con pérdidas de días. 
Accidentes SPD: número de accidentes sin pérdida de días. 
Cuasi-Accidentes: combinación de daños reales o potenciales resultantes de un 
incidente que cumple ciertos requisitos, pero que no superan los umbrales para ser 
considerados accidentes. 
Otros incidentes registrables: se trata de cuasi-accidentes ambientales, de tráfico por 
carretera e industriales. 
Observaciones no planificadas: número de observaciones preventivas realizadas por 
todo nuestro personal (propio y contratista) a lo largo de un año de acuerdo a un objetivo 
predeterminado con el objeto de verificar el cumplimiento de normas y procedimientos de 
nuestro Sistema de Gestión Integrado. 
 
 
GAMA 
 
Aplicación electrónica corporativa, utilizada como herramienta de análisis 
de la información de todos los incidentes de seguridad y de medio 
ambiente, con el objetivo principal de prevenirlos y evitarlos.  A través de 
esta aplicación se obtiene información relevante para que la empresa 
pueda profundizar el conocimiento de los riesgos en seguridad y medio 
ambiente. 
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GAMA centraliza toda la información de los incidentes permitiendo llevar 
un registro de los sucesos que han sido comunicados, realizar la 
investigación de los incidentes identificando sus causas básicas e 
implementar acciones de mejora para que no se reproduzca un evento 
similar. La transferencia de lecciones aprendidas se comparte con otras 
unidades de negocio de la corporación. 
 
 
Gráfico 135. Proceso de Gestión GAMA  
Fuente: Departamento de Seguridad y Medio Ambiente - REPSOL 
 
 
E-SOPRY 
 
En reconocimiento a la importancia y necesidad del proceso de seguridad 
mediante la observación preventiva, en Repsol Ecuador se tiene 
implementado un sistema de observaciones no planificadas, el cual tiene 
como propósitos generales: 
 Incrementar la participación de todos los trabajadores, propios y 
contratistas, en temas de seguridad y medio ambiente. 
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 Identificación de oportunidades de mejora y/o aspectos débiles de 
nuestra gestión en estas materias y la consecuente ejecución de 
los planes de acción. 
 Precautelar la salud de las personas y garantizar la seguridad física 
de las instalaciones 
 
Todos los empleados de Repsol Ecuador tienen el compromiso de realizar 
estas observaciones no planificadas, que por lo general están orientadas 
a verificar el cumplimiento de normas y procedimientos del Sistema de 
Gestión Integrado; estas observaciones son registradas en una aplicación 
electrónica específicamente diseñada para este propósito, denominada e-
Sopry, en la cual se centraliza, consolida y organiza esta información que 
finalmente permite la generación de reportes estadísticos para la toma de 
decisiones. 
 
7 REGLAS PARA SALVAR TU VIDA 
 
Repsol presta especial atención a la seguridad de las personas y por eso 
hemos resumido en estas 7 reglas básicas para salvar tu vida unas 
pautas sencillas para prevenir las situaciones que más accidentes 
provocan en nuestros centros de trabajo. 
 
Todos, trabajadores de la compañía y personal contratista, estamos 
obligados a respetar estas normas, porque todos somos responsables de 
nuestra propia seguridad y tenemos el compromiso de contribuir a reducir 
al mínimo los riesgos de accidentes en el trabajo. 
 
Situaciones de Riesgo Típicas 
 
1. Conducción Segura 
2. Permisos de Trabajo 
3. Aislamientos 
4. Entrada a Espacios Confinados 
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5. Excavaciones 
6. Trabajos en Altura 
7. Operaciones de Izado 
 
 
 
 
Gráfico 136. Incidentes relacionados a las 7 reglas - 2012  
Fuente: Departamento de Seguridad y Medio Ambiente - REPSOL 
 
 
Sistema de Gestión Integrado (SGI) 
 
El Sistema de Gestión Integrado está basado en la estructura de las 
siguientes normas ISO y la norma corporativa: 
 
 Norma ISO 9001:2008 - Gestión de Calidad. 
 Norma ISO 14001:2004 -  Gestión Ambiental. 
 Norma OHSAS 18001:2007 – Seguridad y Salud Ocupacional. 
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 246 
 
CAPÍTULO V 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
 
CONCLUSIONES 
 
 
El Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) fue evaluado 
mediante este estudio técnico económico, para determinar si es eficiente 
su aplicación en los pozos del campo Ginta y Amo del Bloque 16, 
llegando a concluir lo siguiente: 
 
 El  Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) se emplea 
para completar pozos horizontales, especialmente en reservorios 
heterogéneos donde la producción de fluidos se da en forma 
desigual, de igual manera reservorios que tengan un alto corte de 
agua y un acuífero de fondo activo. Está no es la única manera de 
completar pozos horizontales, pero es la más eficiente en el campo 
Ginta y Amo del Bloque 16. 
 
 Mediante la perforación de pozos horizontales es posible 
maximizar el contacto de la zona de pago, al completar este tipo de 
pozos con los AICDs y swellpackers se incrementa la recuperación 
de petróleo, con ello la vida productiva del pozo y a la vez se 
disminuye la producción excesiva de agua una vez se produzca la 
saturación. 
 
 El Dispositivo Autónomo de Control de Flujo tiene la habilidad de 
restringir automáticamente el flujo en pozos horizontales, basados 
en las propiedades del fluido que fluyen a través de este. 
Comprende tres componentes que funcionan juntos: el selector de 
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viscosidad el cual determina que fluido está viajando a través del 
dispositivo, el intercambiador de flujo el cual dirige el fluido 
seleccionado bajo uno de los dos caminos del dispositivo y 
finalmente el restrictor de flujo el cual restringe el paso de fluidos 
indeseados. 
 
 La ventaja fundamental de las AICDs es que para que se produzca 
agua se requiere una mayor caída de presión que al producir 
petróleo, mientras que con las ICDs  para que se produzca agua se 
requiere una menor caída de presión. Por ello con las AICDs se 
controla de mejor forma el avance excesivo y temprano de agua. 
 
 El petróleo del Bloque 16 tiene una viscosidad promedio de 60 cP 
por lo que las válvulas utilizadas para la completación de los pozos 
G -10H y A - 20H del reservorio “M1” que son los primeros donde 
se baja esta herramienta en el Ecuador  fueron del tipo  Agua – 
Petróleo Pesado (HOW) patentada por Halliburton. 
 
 En los pozos horizonales la Geonavegación Periscope es 
fundamental, con esta técnica se logró perforar los pozos en menor 
tiempo y en zonas de buenas características petrofísicas siempre 
por arriba del yacimiento evitando acercarse lo más posible al 
contacto agua petróleo, logrando perforar una mayor longitud 
horizontal  y con ello aumentando la zona de pago y  por ende la 
producción de hidrocarburos. 
 
 Al realizar la completación final de cada pozo con el Dispositivo 
Autónomo de Control de Flujo (AICD) es necesario tomar en cuenta 
la caracterización de facies, cálculos de parámetros petrofísicos, 
interpretación de registros eléctricos, simulación y modelamiento 
mediante software, diseño de los swellpackers y pronóstico de 
producción esperada, para con toda esta información determinar el 
número óptimo de segmentos en los cuales se va a dividir la 
sección horizontal y con esto lograr tener una mayor recuperación 
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de petróleo y control de agua en relación a una completación con 
SAS. 
 
 Para el pozo G – 10H completado con AICD y swellpackers 
(completación actual) se tendrá una recuperación del 15,6% 
adicional de petróleo acumulado con respecto a una completación 
con SAS, mientras que para el pozo A – 20H la recuperación 
adicional de petróleo acumulado será del 24,59%. Considerando la 
producción acumulada de agua también se tiene una gran 
diferencia lo cual nos indica la eficiencia de la herramienta, así para 
el pozo G – 10H para la completación actual se tiene un 
decremento del 27,09% en relación a una completación con SAS, 
para el pozo A – 20H el decremento es del 25,89%. En 
consecuencia en los 2 pozos siempre existirá un mayor BSW en 
una completación con SAS. 
 
 El análisis económico tanto para el pozo G – 10H y A – 20H nos 
indica que para  los 2 escenarios el proyecto es atractivo para 
Repsol, ya que en cada uno de los casos se tiene un VAN mayor a 
cero, un TIR mayor a la tasa de actualización (10,95%), la RCB 
mayor a 1. 
 
 El análisis económico para el pozo G – 10H, muestra que para el 
escenario 1 (completación con SAS), la inversión realizada (5,40 
MMUSD) es rentable, ya que el VAN (1,70 MMUSD) es mayor que 
0 USD, el TIR (48,35%) es mayor que la tasa de actualización 
(10,95%), la RCB (1,49) mayor a 1 y la inversión se recuperará en 
1,58 años. 
 
Para el escenario 2 (completación actual mediante  AICD y 
swellpackers), la inversión realizada (6,07 MMUSD) es más 
rentable que el escenario 1, ya que el VAN (4,11 MMUSD) es 
mayor que 0 USD, el TIR (96,14%) es mayor que la tasa de 
actualización (10,95%), la RCB (2,04) mayor a 1 y la inversión se 
recuperará en 0,91 años. 
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 El pozo A – 20H, indica que para el escenario 1, la inversión 
realizada (5,56 MMUSD) es rentable, ya que el VAN (1,36 
MMUSD) es mayor que 0 USD, el TIR (28,48%) es mayor que la 
tasa de actualización (10,95%), la RCB (1,47) mayor a 1 y la 
inversión se recuperará en 2,27 años. 
 
Para el escenario 2, la inversión realizada (6,29 MMUSD) es más 
rentable que el escenario 1, ya que el VAN (4,91 MMUSD) es 
mayor que 0 USD, el TIR (80,02%) es mayor que la tasa de 
actualización (10,95%), la RCB (2,24) mayor a 1 y la inversión se 
recuperará en 0,89 años. 
 
 Se puede concluir que completar pozos horizontales del campo 
Amo y Ginta del reservorio “M1” y en general del Bloque 16 con el 
Dispositivo Autónomo de Control de Flujo (AICD) y swellpackers 
(completación actual) producirá ganancias adicionales para Repsol 
ya que se incrementará la recuperación final de petróleo y se 
reducirá significativamente la producción de agua con esto 
disminuirá los gastos operativos. 
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RECOMENDACIONES 
 
 Se requiere de un equipo multidisciplinario de trabajo que cubra 
todos los aspectos relacionados con la selección de pozos óptimos 
para la aplicación de esta tecnología, el trabajo de la completación 
de la sección horizontal debe realizarse de manera conjunta con 
los ingenieros de Repsol (compañía operadora), técnicos de 
Halliburton (herramienta AICD) y personal de Schlumberger 
(Geonavegación Periscope), más aún al ser los primeros pozos 
donde se bajó este tipo de completación en el Ecuador y el mundo. 
 
 Es primordial navegar la sección horizontal para evitar variaciones 
bruscas en la perforación, evitar topar el contacto agua petróleo y 
conseguir así una mayor zona de interés. Correr los registros LWD, 
junto al ADN4 para obtener datos precisos de porosidad y 
mediante correlaciones la permeabilidad,  dato fundamental para el 
diseño final de una completación con AICD. 
 
 Para un modelamiento eficaz es necesario exportar del simulador 
Eclipse entregado por Repsol datos confiables al software NEtool 
de Halliburton, así se tendrá un prediseño de la completación 
cercano al que se bajará como completación definitiva. Se debe 
jugar con las completaciones hasta obtener la que nos proporcione 
el mayor índice de productividad. 
 
 La declinación de producción de los pozos del Bloque 16 del 
reservorio “M1” es muy inestable principalmente en el primer año 
de producción donde se tiene una disminución extrema como se 
observa en los pozos G – 10H y A -20H  los cuales tienen un año y 
seis meses de producción aproximadamente, en consecuencia 
para tener datos confiables y estos utilizar en el análisis económico 
se debería tener por lo menos un año de producción y pronosticar 
no más de tres años. 
 251 
 
CAPÍTULO VI 
BIBLIOGRAFÍA Y WEBGRAFÍA 
BIBLIOGRAFÍA 
 
 REPSOL. Departamento de Desarrollo y Perforación. Quito, 2012. 
 Brandon Least, Stephen Greci, Halliburton; Russell Burkey, Adam 
Ufford, Angel Wileman, Southwest Research. Autonomous ICD 
Single Phase Testing. Paper SPE 160165 presented at the SPE 
Annual Technical Conference and Exhibition, San Antonio, Texas, 
USA, 8 – 10 October, 2012.  
 S.D. Joshi, SPE, Joshi Technologies International, Inc. , Inc. 
Cost/Benefits of Horizontal Well. Paper SPE 83621 presented at 
the SPE  Western Regional/AAPG Pacific Section Joint Meeting 
held in Long Beach, California, U.S.A., 19–24 May 2003. 
 Yakeley, S., Foster, T., and Laflin, W. Swellable Packers for Well 
Fracturing and Stimulation. Paper SPE 110621 presented at the 
SPE Annual Technical Conference and Exhibition, Anaheim, 
California, 11–14 November, 2007. 
 Baby P, Rivadeneira M, Barragán R. La Cuenca Oriente: Geología 
y Petróleo, 1ra edición, Petroecuador, Quito – Ecuador, 2004. 
 Escobar Macualo Freddy Humberto, Fundamentos de Ingeniería de 
Yacimientos, 1ra edición, Medellín – Colombia, 2007. 
 Craft B.C y Hawkins M.F. Ingeniería aplicada de yacimientos.  
 Society of Petroleum Engineering. Formation Damage. 
 Universidad de Oriente Núcleo Anzoátegui. “Curso de Pozos 
horizontales”. Puerto la Cruz (2010). 
 Joshi, S.D., Horizontal Well Technology; Penn Well Publication, 
Tulsa OK, 1991. 
 252 
 
 Joshi, S.D., Horizontal Well Applications; Journal of Canadian 
petroleum Technology. October 2001. 
 Parra E. “Parra Perozo Ingeniería, S.A”. Consultaría de ingeniería 
de petróleo (2009). 
 PET 472 lecture notes. Spring 2012. Reservoir Engineering 
Aspects of Horizontal Wells. 
 SHORT “Jim”, J.A. Introduction to Direccional and Horizontal 
Drilling. PennWellBook. Tulsa, Oklahoma 1993. 
 Gamboa, Alba; González, Tirson. Determinación de la 
productividad máxima en pozos horizontales en función de la 
longitud o sección horizontal, Universidad Central de Venezuela, 
marzo 2003. 
 Mejías Blanco, Jairomar Rafael. Determinación del efecto de la 
caída de presión sobre la productividad de los pozos horizontales 
completados en el Campo Corocoro, Golfo de Paria. Universidad 
Oriente, Núcleo Anzoátegui.  Octubre  2011. 
 Meza Aldás, Hilda Raquel. Evaluaciones de los diseños BHA en 
pozos horizontales, Tesis de grado no publicada, ESPOL, Facultad 
de Ingeniería en Ciencias de la Tierra. Guayaquil-Ecuador, 2000. 
 Navarrete Guerrero, Omar. Análisis comparativo de Periscope 15 
en la perforación de pozos horizontales, Tesis de grado no 
publicada, UCE, FIGEMPA. Quito-Ecuador, 2006. 
 D&M Equipment Guidelines / LWD Equipment Guidelines, 
Schlumberger, PeriScope 475, PeriScope 675. 2007. 
 PeriScope 15 Well Placement Services, Well Placement Team, 
Schlumberger. 
 Bradely, Howard, “Petroleum Engineering Handbook”, Editor in 
Chief, First Printing, TX, USA.  
 253 
 
WEBGRAFÍA 
 
 http://www.halliburton.com/. Acceso Septiembre 2012 a Febrero 
2013. 
 http://www.slb.com/~/media/Files/drilling/industry_articles/201005_ 
etm_optimal_well_placement_sp.pdf. Acceso el 14 de septiembre 
de 2012. 
 http://www.slb.com/~/media/Files/resources/oilfield_review/spanis 
07/spr07/p22_33.pdf. Acceso el 27 de septiembre de 2012. 
 http://www.onepetro.org/mslib/servlet/onepetropreview?id=SPE 
160165-MS#. Acceso el 27 de septiembre de 2012. 
 http://www.spe.org/atce/2012/pages/schedule/technical_program/ 
ocuments/spe160165-page1.pdf. Acceso el 10 de octubre de 2012. 
 http://www.hansenenergy.biz/HANSEN_Energy_Solutions/InflowC 
ntrol2008B.pdf. Acceso el 16 de octubre de 2012. 
 http://halliburtonblog.com/inflow-control-devices-extending-the-life 
of-mature-field-wells/. Acceso el 27 de octubre de 2012. 
 http://www.slideshare.net/guest440796/resumen-ley-de-darcy. 
Acceso el 4 de diciembre de 2012. 
 http://saber.ucv.ve/xmlui/bitstream/123456789/310/1/Tesis.pdf. 
Acceso el 4 de septiembre de 2012. 
 http://www.ingenieriayregion.com.co/articulos/03.-estudio 
comparativo-d.pdf. Acceso el 11 de enero de 2013. 
 http://www.oilproduction.net/cms/files/pruebas_de_presion_PH.pdf 
 http://es.scribd.com/doc/95593496/PERFORACION-DE-POZOS 
HORIZONTALES. Acceso el 12 de enero de 2013. 
 http://books.google.com.ec/books?id=WvBKIHzU84gC&printsec=f 
ontcover&hl=es&source=gbs_ge_summary_r&cad=0#v=onepage&
q&f=false. Acceso el 3 de febrero de 2013. 
 http://es.scribd.com/doc/38428547/13-Herramientas-de-LWD. 
Acceso el 16 de febrero de 2013. 
 http//www.zonaeconomica.com/inversión/métodos. Acceso el 20 de 
marzo de 2013. 
 254 
 
CAPÍTULO VII 
ANEXOS 
 
ANEXO A – 1: HISTORIAL DE PRODUCCIÓN POZO G – 10H 
 
 
PERFIL DE PRODUCCIÓN MENSUALIZADO CON AICD 
      Date  
  Monthly 
Average Oil 
Production 
(bbl/d) 
  Monthly 
Average Fluid 
Production 
(bbl/d) 
BSW (%) 
  Monthly 
Average 
Water 
Production 
(bbl/d) 
  
Cumulative 
Oil 
Production 
(Mbbl) 
30/04/2012 468 622 24,69 154 14 
31/05/2012 1325 2570 48,45 1245 55 
30/06/2012 953 4372 78,19 3419 84 
31/07/2012 693 5189 86,64 4496 105 
31/08/2012 603 6194 90,27 5592 124 
30/09/2012 506 6270 91,92 5763 139 
31/10/2012 480 7045 93,19 6565 154 
30/11/2012 480 7317 93,44 6837 168 
31/12/2012 389 7414 94,76 7025 180 
31/01/2013 348 7578 95,41 7230 191 
28/02/2013 310 7412 95,81 7102 200 
31/03/2013 312  7715  95,96 7403  210 
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ANEXO A – 2: HISTORIAL DE PRODUCCIÓN POZO A – 20H 
 
PERFIL DE PRODUCCIÓN MENSUALIZADO CON AICD 
      Date  
  Monthly 
Average Oil 
Production 
(bbl/d) 
  Monthly 
Average Fluid 
Production 
(bbl/d) 
BSW (%) 
  Monthly 
Average 
Water 
Production 
(bbl/d) 
  
Cumulative 
Oil 
Production 
(Mbbl) 
30/11/2012 2270 4018 43,50 1748 68 
31/12/2012 1472 8011 81,63 6539 114 
31/01/2013 1011 8938 88,69 7927 145 
28/02/2013 704 8753 91,96 8049 165 
31/03/2013 639  8549  92,53 7910  185 
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ANEXO B – 1: CORRELACIÓN ESTRUCTURAL DEL POZO G – 10H 
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ANEXO B – 2: CORRELACIÓN ESTRUCTURAL DEL POZO A – 20H 
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ANEXO C – 1: MAPA ESTRUCTURAL EN PROFUNDIDAD Y DE 
ESPESORES AL TOPE DEL YACIMIENTO DE LA ARENISCA M-1, 
CAMPO GINTA 
 
 
 
 
 
POZO G – 10H 
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ANEXO C – 2: MAPA ESTRUCTURAL EN PROFUNDIDAD Y DE 
ESPESORES AL TOPE DEL YACIMIENTO DE LA ARENISCA M-1, 
CAMPO AMO 
 
 
 
POZO A – 20H 
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ANEXO D – 1: COMPLETACIÓN FINAL DEL POZO G – 10H 
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ANEXO D – 2: COMPLETACIÓN FINAL DEL POZO A – 20H 
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ANEXO E – 1: ANÁLISIS ECONÓMICO DEL POZO G – 10H 
COMPLETADO SIN AICD (SAS) 
 
 
 
 
 
 
Pozo G - 10H completado SIN AICD (SAS)
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Producción MMBls 0,50 0,15 0,09 0,07 0,06 0,05 0,04 0,03
Fluido 2,97 4,38 4,38 4,38 4,39 4,38 3,29
Consumo Interno MMBls 0,11 0,01 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,01
Producción Fiscalizada MMBls 0,39 0,14 0,08 0,06 0,04 0,03 0,03 0,02
Perforación + Completación + Otros MMUSD 4,76 4,76
Rig Move e Inspección de Tubería MMUSD 0,64 0,64
Total Inversión MMUSD 5,40 5,40
Gasto Operativos MMUSD 4,45 0,47 0,69 0,69 0,69 0,69 0,69 0,52
Amortización
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Initial Balance MMUSD 5,40 3,76 2,56 1,64 0,93 0,38
(+) Annual Capex MMUSD 5,40 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
(-) DD&A MMUSD 5,40 1,63 1,20 0,92 0,71 0,54 0,38
(=) Balance @ December 31st MMUSD 5,40 3,76 2,56 1,64 0,93 0,38 0,00
Reserves' initial Balance MMBls 0,39 0,25 0,17 0,12 0,08 0,04 0,02
(-) Annual Production MMBls 0,39 0,14 0,08 0,06 0,04 0,03 0,03 0,02
(=) Reserve's balance @ Dec, 31st MMBls 0,25 0,17 0,12 0,08 0,04 0,02 0,00
Tarifa de Servicios
2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
USD/Bl 36,53 36,99 37,45 37,92 38,39 38,87 39,36
Estado de Resultados y Flujo de Caja
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Revenues MMUSD 14,63 5,14 2,81 2,10 1,62 1,27 0,98 0,70
(-) Gastos Operativos MMUSD 4,45 0,47 0,69 0,69 0,69 0,69 0,69 0,52
(-) Amortización MMUSD 5,40 1,63 1,20 0,92 0,71 0,54 0,38
(=) Resultado Operativo MMUSD 4,78 4,67 0,49 0,20 0,01 -0,14 -0,25 -0,20 
(-) 3% Participación Trabajadores MMUSD 0,16 0,14 0,01 0,01 0,00 0,00 0,00 0,00
(-) 12% Impuesto Comunidades MMUSD 0,64 0,56 0,06 0,02 0,00 0,00 0,00 0,00
(=) Resultado antes de Impuesto a la Renta MMUSD 3,97 3,97 0,41 0,17 0,01 -0,14 -0,25 -0,20 
(-) Impuesto a la Renta MMUSD 1,10 0,95 0,10 0,04 0,00 0,00 0,00 0,00
(=) Resultado Neto MMUSD 2,88 3,02 0,31 0,13 0,01 -0,14 -0,25 -0,20 
(+) Amortización MMUSD 5,40 1,63 1,20 0,92 0,71 0,54 0,38
(-) Inversión MMUSD 5,40 5,40
(=) Flujo de Caja MMUSD 2,88 -2,38 1,95 1,33 0,93 0,57 0,29 0,18
Flujo de Caja Descontado MMUSD 1,70 -2,26 1,67 1,03 0,64 0,36 0,16 0,09
Flujo de Caja Descontado acumulado MMUSD -2,26 -0,59 0,44 1,08 1,44 1,60 1,70
VAN @ 10,95% MMUSD 1,70 - 1,49
TIR % 48,4 (años) 1,58Tiempo de la recuperación de inversión 
Relación Costo Beneficio
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ANEXO E – 2: ANÁLISIS ECONÓMICO DEL POZO G – 10H 
COMPLETADO CON AICD Y SWELLPACKERS (COMPLETACIÓN 
ACTUAL) 
 
 
 
 
Pozo G - 10H completado CON AICD y SWELLPACKERS (completación actual)
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Producción MMBls 0,59 0,18 0,11 0,09 0,07 0,06 0,05 0,04
Fluido 1,44 3,16 3,29 3,29 3,29 3,29 3,29
Consumo Interno MMBls 0,08 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01
Producción Fiscalizada MMBls 0,51 0,17 0,09 0,07 0,06 0,05 0,04 0,03
Perforación + Completación + Otros MMUSD 5,43 5,43
Rig Move e Inspección de Tubería MMUSD 0,64 0,64
Total Inversión MMUSD 6,07 6,07
Gasto Operativos MMUSD 3,32 0,23 0,50 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52
Amortización
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Initial Balance MMUSD 6,07 4,37 3,06 2,03 1,20 0,54
(+) Annual Capex MMUSD 6,07
(-) DD&A MMUSD 6,07 1,70 1,31 1,03 0,83 0,66 0,54
(=) Balance @ December 31st MMUSD 6,07 4,37 3,06 2,03 1,20 0,54 0,00
Reserves' initial Balance MMBls 0,51 0,34 0,24 0,17 0,11 0,07 0,03
(-) Annual Production MMBls 0,51 0,17 0,09 0,07 0,06 0,05 0,04 0,03
(=) Reserve's balance @ Dec, 31st MMBls 0,34 0,24 0,17 0,11 0,07 0,03 0,00
Tarifa de Servicios
2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
USD/Bl 36,53 36,99 37,45 37,92 38,39 38,87 39,36
Estado de Resultados y Flujo de Caja
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Revenues MMUSD 19,16 6,39 3,51 2,72 2,18 1,76 1,43 1,17
(-) Gastos Operativos MMUSD 3,32 0,23 0,50 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52
(-) Amortización MMUSD 6,07 1,70 1,31 1,03 0,83 0,66 0,54
(=) Resultado Operativo MMUSD 9,77 6,16 1,30 0,90 0,62 0,42 0,25 0,12
(-) 3% Participación Trabajadores MMUSD 0,29 0,18 0,04 0,03 0,02 0,01 0,01 0,00
(-) 12% Impuesto Comunidades MMUSD 1,17 0,74 0,16 0,11 0,07 0,05 0,03 0,01
(=) Resultado antes de Impuesto a la Renta MMUSD 8,30 5,23 1,11 0,76 0,53 0,35 0,21 0,10
(-) Impuesto a la Renta MMUSD 1,99 1,26 0,27 0,18 0,13 0,08 0,05 0,02
(=) Resultado Neto MMUSD 6,31 3,98 0,84 0,58 0,40 0,27 0,16 0,08
(+) Amortización MMUSD 6,07 1,70 1,31 1,03 0,83 0,66 0,54
(-) Inversión MMUSD 6,07 6,07
(=) Flujo de Caja MMUSD 6,31 -2,09 2,55 1,89 1,43 1,10 0,82 0,61
Flujo de Caja Descontado MMUSD 4,11 -1,99 2,18 1,46 1,00 0,69 0,47 0,31
Flujo de Caja Descontado acumulado MMUSD -1,99 0,19 1,65 2,65 3,33 3,80 4,11
VAN @ 10,95% MMUSD 4,11 - 2,04
TIR % 96,1 (años) 0,91
Relación Costo Beneficio
Tiempo de la recuperación de inversión 
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ANEXO E – 3: ANÁLISIS ECONÓMICO DEL POZO A – 20H 
COMPLETADO SIN AICD (SAS) 
 
 
 
Pozo A - 20H completado SIN AICD (SAS)
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Producción MMBls 0,49 0,05 0,15 0,08 0,07 0,06 0,05 0,04
Fluido 0,40 4,38 4,38 4,38 4,39 4,38 4,38
Consumo Interno MMBls 0,10 0,00 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02 0,02
Producción Fiscalizada MMBls 0,38 0,04 0,13 0,07 0,05 0,04 0,03 0,02
Perforación + Completación + Otros MMUSD 4,89 4,89
Plataformas MMUSD 0,67 0,67
Total Inversión MMUSD 5,56 5,56
Gasto Operativos MMUSD 4,22 0,06 0,69 0,69 0,69 0,69 0,69 0,69
Amortización
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Initial Balance MMUSD 5,56 3,41 2,32 1,50 0,86 0,37
(+) Annual Capex MMUSD 5,56
(-) DD&A MMUSD 5,56 2,16 1,08 0,83 0,64 0,49 0,37
(=) Balance @ December 31st MMUSD 5,56 3,41 2,32 1,50 0,86 0,37 0,00
Reserves' initial Balance MMBls 0,38 0,34 0,21 0,14 0,09 0,05 0,02
(-) Annual Production MMBls 0,38 0,04 0,13 0,07 0,05 0,04 0,03 0,02
(=) Reserve's balance @ Dec, 31st MMBls 0,34 0,21 0,14 0,09 0,05 0,02 0,00
Tarifa de Servicios
2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
USD/Bl 36,53 36,99 37,45 37,92 38,39 38,87 39,36
Estado de Resultados y Flujo de Caja
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Revenues MMUSD 14,34 1,64 4,83 2,46 1,90 1,48 1,15 0,89
(-) Gastos Operativos MMUSD 4,22 0,06 0,69 0,69 0,69 0,69 0,69 0,69
(-) Amortización MMUSD 5,56 2,16 1,08 0,83 0,64 0,49 0,37
(=) Resultado Operativo MMUSD 4,56 1,58 1,98 0,68 0,38 0,15 -0,03 -0,18 
(-) 3% Participación Trabajadores MMUSD 0,14 0,05 0,06 0,02 0,01 0,00 0,00 0,00
(-) 12% Impuesto Comunidades MMUSD 0,57 0,19 0,24 0,08 0,05 0,02 0,00 0,00
(=) Resultado antes de Impuesto a la Renta MMUSD 3,84 1,34 1,68 0,58 0,32 0,13 -0,03 -0,18 
(-) Impuesto a la Renta MMUSD 0,97 0,32 0,40 0,14 0,08 0,03 0,00 0,00
(=) Resultado Neto MMUSD 2,87 1,02 1,28 0,44 0,24 0,10 -0,03 -0,18 
(+) Amortización MMUSD 5,56 2,16 1,08 0,83 0,64 0,49 0,37
(-) Inversión MMUSD 5,56 5,56
(=) Flujo de Caja MMUSD 2,87 -4,55 3,44 1,53 1,07 0,73 0,46 0,20
Flujo de Caja Descontado MMUSD 1,36 -4,32 2,94 1,18 0,74 0,46 0,26 0,10
Flujo de Caja Descontado acumulado MMUSD -4,32 -1,38 -0,20 0,55 1,00 1,26 1,36
VAN @ 10,95% MMUSD 1,36 - 1,47
TIR % 28,5 (años) 2,27
Relación Costo Beneficio
Tiempo de la recuperación de inversión 
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ANEXO E – 4: ANÁLISIS ECONÓMICO DEL POZO A – 20H 
COMPLETADO  CON AICD Y SWELLPACKERS (COMPLETACIÓN 
ACTUAL) 
 
 
 
 
Pozo A - 20H completado CON AICD Y SWELLPACKERS  (completación actual)
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Producción MMBls 0,64 0,11 0,18 0,10 0,08 0,07 0,06 0,05
Fluido 0,37 3,26 3,29 3,29 3,29 3,29 3,29
Consumo Interno MMBls 0,08 0,00 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01 0,01
Producción Fiscalizada MMBls 0,57 0,11 0,17 0,09 0,07 0,05 0,04 0,03
Perforación + Completación + Otros MMUSD 5,62 5,62
Plataformas MMUSD 0,67 0,67
Total Inversión MMUSD 6,29 6,29
Gasto Operativos MMUSD 3,17 0,06 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52
Amortización
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Initial Balance MMUSD 6,29 3,93 2,74 1,81 1,07 0,48
(+) Annual Capex MMUSD 6,29
(-) DD&A MMUSD 6,29 2,36 1,19 0,93 0,74 0,59 0,48
(=) Balance @ December 31st MMUSD 6,29 3,93 2,74 1,81 1,07 0,48 0,00
Reserves' initial Balance MMBls 0,57 0,45 0,28 0,20 0,13 0,08 0,03
(-) Annual Production MMBls 0,57 0,11 0,17 0,09 0,07 0,05 0,04 0,03
(=) Reserve's balance @ Dec, 31st MMBls 0,45 0,28 0,20 0,13 0,08 0,03 0,00
Tarifa de Servicios
2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
USD/Bl 36,53 36,99 37,45 37,92 38,39 38,87 39,36
Estado de Resultados y Flujo de Caja
Total 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018
Revenues MMUSD 21,23 4,10 6,30 3,21 2,54 2,05 1,66 1,36
(-) Gastos Operativos MMUSD 3,17 0,06 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52 0,52
(-) Amortización MMUSD 6,29 2,36 1,19 0,93 0,74 0,59 0,48
(=) Resultado Operativo MMUSD 11,77 4,04 3,42 1,51 1,10 0,79 0,55 0,36
(-) 3% Participación Trabajadores MMUSD 0,35 0,12 0,10 0,05 0,03 0,02 0,02 0,01
(-) 12% Impuesto Comunidades MMUSD 1,41 0,49 0,41 0,18 0,13 0,09 0,07 0,04
(=) Resultado antes de Impuesto a la Renta MMUSD 10,00 3,44 2,91 1,28 0,93 0,67 0,47 0,31
(-) Impuesto a la Renta MMUSD 2,40 0,82 0,70 0,31 0,22 0,16 0,11 0,07
(=) Resultado Neto MMUSD 7,60 2,61 2,21 0,97 0,71 0,51 0,36 0,23
(+) Amortización MMUSD 6,29 2,36 1,19 0,93 0,74 0,59 0,48
(-) Inversión MMUSD 6,29 6,29
(=) Flujo de Caja MMUSD 7,60 -3,68 4,57 2,16 1,64 1,25 0,95 0,71
Flujo de Caja Descontado MMUSD 4,91 -3,49 3,91 1,67 1,14 0,78 0,53 0,36
Flujo de Caja Descontado acumulado MMUSD -3,49 0,42 2,09 3,23 4,01 4,54 4,91
VAN @ 10,95% MMUSD 4,91 - 2,24
TIR % 80,0 (años) 0,89
Relación Costo Beneficio
Tiempo de la recuperación de inversión 
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ANEXO F: GLOSARIO TÉCNICO 
 
Acuifero: Un acuífero es una formación geológica subterránea compuesta 
de grava, arena o piedra porosa, capaz de almacenar y rendir agua. 
 
BSW: Se denomina así a las impurezas (sólidos y agua) que se asientan 
en el fondo de los tanques que contienen al petróleo. 
 
Build up test: O prueba de restauración de presión, consiste en tomar 
datos y realizar el estudio de un yacimiento a través de un pozo que ha 
sido cerrado temporalmente. Con este análisis se puede determinar la 
presión estática del yacimiento, la permeabilidad efectiva, el daño 
alrededor del pozo, presencia de fallas, y límites del yacimiento. 
 
Contacto  original  agua/petróleo  (WOC): Es  la  menor  elevación  en  
el reservorio donde se produce 100 % de agua.  
 
Curva base de producción. Es la producción fiscalizada del campo 
proyectada en virtud de la producción histórica, es decir la producción que 
se obtendría en función de los pozos y facilidades existentes a la fecha 
efectiva del contrato. 
 
Draw Down test: Este tipo de pruebas consiste en producir el pozo a un 
caudal constante, por un período de tiempo dado, y en el cual se mide la 
presión fluyente de fondo como una función de tiempo. Se puede medir la 
capacidad de flujo, el daño de formación, coeficiente de turbulencia. 
 
Flujo radial. Este patrón de flujo se da en pozos localizados en 
yacimientos donde los efectos de los bordes aún no se sienten, es decir, 
parecen ser de extensión infinita. En el flujo radial, las líneas de corriente 
convergen hacia el pozo. La densidad de las líneas de corriente por 
unidad de área se incrementa al acercarse al pozo.  
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Gamma Ray: Es un registro eléctrico, que mide la reactividad natural de 
las formaciones. En formaciones sedimentarias el registro refleja el 
contenido de arcilla de las formaciones ya que los elementos radioactivos 
(Uranio y Torio) tienden a concentrarse en arcillas y lutitas, las 
formaciones limpias generalmente tienen un nivel bajo de reactividad. 
 
Permeabilidad absoluta: Ocurre cuando un fluido homogéneo satura 
100% el espacio poroso. Y se mide en darcy. 
 
Permeabilidad efectiva: Es la conductividad de un material poroso a 
una fase cuando dos o más fases están presentes y también se miden en 
darcy. 
 
Reservas: Volumen de petróleo que se puede sacar a superficie en 
condiciones económicas. 
 
Skin: Es el factor de daño que tiene la pared del pozo. Se define como 
daño de formación al cambio de porosidad y permeabilidad. 
 
Tasa de descuento o actualización: Es una medida financiera que se 
aplica para determinar el valor actual de un pago futuro. La tasa de 
descuento se diferencia de la tasa de interés, en que esta última se aplica 
a una cantidad para obtener el incremento que sumado a ella da la 
cantidad final, mientras que el descuento se resta de una cantidad 
esperada para obtener una cantidad en el presente. 
 
Viscosidad: Es una medida de la resistencia interna al flujo, es decir es la 
oposición de un fluido a las deformaciones tangenciales. 
 
Yacimiento: Es una unidad geológica de volumen limitado porosa y 
permeable, que ha permitido la acumulación de hidrocarburos. 
 
 272 
 
ANEXO G: SIGLAS Y ABREVIATURAS 
 
AICD:                 Dispositivo autónomo de control de flujo 
BFPD:                Barriles de Fluido por Día  
BHA:                  Bottom Hole Assembly  
Bls:                    Barriles  
Boi                     Factor volumétrico inicial de Petróleo 
BOPD(BPPD):   Barriles de Petróleo por Día 
BSW:                 Basic Sediments and water  
BWPD(BAPD):  Barriles de Agua por Día  
cP                      Centipoise 
GR:                    Gamma Ray 
K                        Permeabilidad 
LWD                  Logging While Drilling 
mD                     Milidarcies 
MMBls               Millones de barriles 
MMUSD            Millones de dólares 
MWD                 Measurement While Drilling 
NPF                   North Production Facilities 
OCP                  Oleoducto de Crudos Pesados 
P                        Presión 
Pe                     Presión Estática 
PI                      Índice de Productividad  
PLT                   Production Logging Tool 
POES               Petróleo Original en Sitio 
Pr                     Presión de reservorio 
Pwf                   Presión de fondo Fluyente  
Q                      Caudal 
RCB                 Relación Costo Beneficio 
S                      Daño de formación  
SAS:                Standalone Screens 
SPF                 South Production Facilities 
Sw                   Saturación de agua  
TIR                  Tasa Interna de Retorno 
USD/Bl            Dólares por barril 
VAN                 Valor Actual Neto 
∆P                   Caída de Presión 
µ                      Viscosidad 
